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RESUMEN 
 
SIMULACIÓN Y DIMENSIONAMIENTO DE EQUIPOS DE PROCESO 
PARA LA DESHIDRATACIÓN DE PETRÓLEO EN FACILIDADES DE 
PRODUCCIÓN 
 
Criterios de diseño y relaciones matemáticas de diferentes fuentes 
bibliográficas han sido consolidados para elaborar procedimientos de 
cálculo, simulación y dimensionamiento de los principales equipos de 
deshidratación de petróleo. Los equipos considerados son: separadores 
bifásicos y trifásicos, tanque de lavado y bota de gas, tratadores térmicos 
convencional y electrostático, cuya información se obtuvo a partir de 
libros, manuales, códigos y otros documentos técnicos.  
Como una contribución en este tema, relaciones matemáticas adicionales 
fueron desarrolladas para dimensionar la bota de gas del tanque de 
lavado y estimar el flujo de agua emulsionada en los separadores de 
acuerdo a la información existente; también fueron desarrollados gráficos 
para estimar la temperatura y tiempo de tratamiento de la emulsión en el 
tanque de lavado. Finalmente, esta información fue utilizada para 
desarrollar un programa de ordenador como un ejemplo práctico de 
aplicación. Las ecuaciones de separación se basan en la ley de Stokes y 
algunas variaciones de la misma, criterios de tiempo de retención y 
relaciones de esbeltez.  
  
 
DESCRIPTORES:  
DESHIDRATACIÓN DE PETRÓLEO / SEPARADORES DE 
PRODUCCIÓN CONVENCIONALES / SEPARADORES CICLÓNICOS 
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TRATADORES TÉRMICOS ELECTROSTÁTICOS. 
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ABSTRACT 
 
SIMULATION AND SIZING OF THE PROCESS EQUIPMENT FOR OIL 
DEHYDRATION IN PRODUCTION FACILITIES 
 
Design Criteria and mathematical relationships of different bibliographic 
sources have been consolidated to develop procedures of calculation, 
simulation and sizing of the main oil dehydration equipment. The 
equipment considered are: two and three phase separators, wash tank 
and gas boot, conventional and electrostatic heater treater, whose 
information was obtained from books, manuals, codes and other technical 
documents. 
As a contribution in this topic, additional mathematical relationships were 
developed to size the gas boot of the wash tank and estimate the 
emulsified water flow in the separators according to the existing 
information; also graphics were developed to estimate the temperature 
and time of treatment of the emulsion in the wash tank. Finally, this 
information was used to develop a computer program as a practical 
example of application. The equations of separation are based on the 
Stokes law and some variations of it, retention time criteria and 
slenderness ratios. 
 
 
 
DESCRIPTORS:  
OIL DEHYDRATION / CONVENTIONAL PRODUCTION SEPARATORS / 
GAS-LIQUID CYLINDRICAL CYCLONE / WASH TANK / HEATER 
TREATER / ELECTROSTATIC HEATER TREATER. 
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INTRODUCCIÓN 
 
La deshidratación de petróleo en las facilidades de producción tiene por 
objetivo fundamental reducir el contenido de agua presente en la corriente 
multifásica que proviene de pozos, para cumplir principalmente con 
requerimientos de transporte y refinación. 
Actualmente, el Ecuador no cuenta con un documento técnico que 
recopile criterios y relaciones matemáticas para el análisis de equipos de 
deshidratación de petróleo, así como procedimientos de cálculo para la 
simulación y dimensionamiento correspondientes. Las fuentes 
bibliográficas existentes a nivel internacional presentan la información un 
tanto dispersa y en ciertos casos escasa. 
Este trabajo tiene por objeto resolver el problema técnico planteado en el 
párrafo anterior por medio de la investigación documental, a través de la 
recopilación y desarrollo de criterios y relaciones matemáticas a partir de 
la información existente, elaboración de procedimientos de cálculo para la 
simulación y dimensionamiento de los equipos de deshidratación de 
petróleo más usados en el Ecuador y la introducción de la tecnología de 
separación basada en la fuerza centrífuga o separadores GLCC.  
Como profesional de la rama estoy involucrado en esta investigación, la 
misma que ha sido estructurada por capítulos, precedidos por un resumen 
e introducción. El primer capítulo trata sobre el problema y su importancia; 
el segundo capítulo recopila los principales criterios y fundamentos 
teóricos involucrados en el tema; en el tercer capítulo se describen las 
relaciones matemáticas y procedimientos de cálculo para la simulación de 
los equipos más relevantes en la deshidratación de petróleo; en el cuarto 
capítulo se desarrolla un ejemplo completo de aplicación y el análisis de 
los resultados obtenidos; en el quinto capítulo se realizan las conclusiones 
y recomendaciones. Al final del documento se incluye la bibliografía y los 
anexos que sustentan la investigación realizada. 
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CAPÍTULO I 
1. EL PROBLEMA 
 
1.1  TEMA DE INVESTIGACIÓN 
 
Simulación y dimensionamiento de equipos de proceso para la 
deshidratación de petróleo en facilidades de producción.   
 
1.2  PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
 
Debido a la exploración y explotación de nuevos campos petroleros y a la 
extracción variable de petróleo por razones técnicas-económicas, para la 
industria petrolera se crea la necesidad de evaluar técnicamente los 
equipos de deshidratación de petróleo, sean éstos nuevos o existentes, 
para que cumplan con las especificaciones requeridas en función de estas 
variaciones.  
A lo largo de los años, se han desarrollado y publicado varios trabajos de 
investigación que han permitido una comprensión amplia del tema; sin 
embargo, mucha de esta información se encuentra dispersa y en ciertos 
casos escasa. Específicamente en el Ecuador, los profesionales que se 
dedican a esta actividad industrial no disponen de una herramienta 
técnica consolidada que recopile el material bibliográfico de normas, 
libros, ensayos, etc. para el análisis de situaciones de ingeniería que 
permita cubrir los aspectos más importantes para el dimensionamiento, 
evaluación y análisis de los equipos de deshidratación de petróleo más 
relevantes, por lo cual se pretende resolver el problema planteado para 
mejorar la capacidad de respuesta de los profesionales, representando 
así un desarrollo técnico importante para el Ecuador.  
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1.3  HIPÓTESIS 
 
La información disponible referente a la deshidratación de petróleo debe 
ser consolidada en un solo documento, elaborando procedimientos de 
cálculo para la simulación, dimensionamiento y evaluación de equipos de 
deshidratación de petróleo a partir de la información existente. 
 
1.4  ANTECEDENTES 
 
Existen publicaciones internacionales relacionadas con la deshidratación 
de petróleo. A continuación se describen las más relevantes: 
 
! Libros: 
 
• Surface Production Operations, Design of Oil-Handling Systems and 
Facilities, Volume 1. Autores: Ken Arnold y Maurice Stewart. Este trabajo 
dispone de información acerca de la deshidratación de petróleo en los 
capítulos 4, 5 y 6, y representa uno de los textos más completos del tema, 
puesto que dispone de criterios de diseño, desarrolla ecuaciones de 
diseño, procedimientos y ejemplos de cálculo; sin embargo, no desarrolla 
ecuaciones generales para diferentes niveles operativos en los 
separadores y no dispone de criterios y ecuaciones de diseño completos 
para todos los equipos de deshidratación de uso común en el Ecuador, 
como son los tanques de lavado con su bota y tratadores electrostáticos. 
 
• Emulsions and Oil Treating Equipment, Selection, Sizing and 
Troubleshooting. Autores: Maurice Stewart y Ken Arnold. Este trabajo es 
una profundización del capítulo de emulsiones del libro de referencia 
“Surface Production Operations”, con criterios complementarios para el 
tanque de lavado; sin embargo, aún mantiene el resto de vacíos del 
primer texto, como el tiempo de retención específico y temperatura de 
tratamiento para tanques de lavado y diseño de tratadores electrostáticos. 
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• Gas-Liquid and Liquid-Liquid Separators. Autores: Maurice Stewart y Ken 
Arnold. Este trabajo es una profundización de los capítulos de 
separadores del libro de referencia “Surface Production Operations”, con 
el análisis para diferentes niveles operativos de líquido; lo cual resuelve 
uno de los vacíos mencionados en el primer texto. 
 
• Oilfield Processing, Crude Oil, Volume Two. Autores: Francis S. Manning 
PhD. y Richard E. Thompson PhD. Este trabajo presenta el capítulo 7 
sobre deshidratación de petróleo, donde se recopilan ecuaciones y 
criterios de diseño de diferentes fuentes y se elaboran ejemplos de 
cálculo, entre los que se incluye el dimensionamiento del tratador 
electrostático, cubriendo así uno de los vacíos del primer texto; esta 
información se complementa con otros capítulos del libro como el 4, 5 y 6; 
sin embargo, no dispone del dimensionamiento de tanques de lavado, 
dando solo una guía sobre la temperatura de tratamiento. 
 
• Engineering Data Book. Gas Processors Suppliers Association (GPSA), 
FPS Version, volume I & II, section 1-26. Este trabajo presenta 
información sobre separadores en la sección 7, en donde se indican 
criterios complementarios para el análisis de estos equipos, como 
tamaños de gota, dispositivos internos, eficiencias y tiempos de retención; 
además de presentar criterios que pueden ser utilizados en el 
dimensionamiento de la bota de gas del tanque de lavado; sin embargo, 
presenta el resto de vacíos mencionados en los textos anteriores.  
 
• Petroleum and Gas Field Processing. Autores: Aal Abdel & Aggour 
Mohamed. Este trabajo presenta el capítulo 3 y 4 sobre separadores y el 
capítulo 5 para el tratamiento de emulsiones y deshidratación de petróleo. 
Este texto es muy similar al libro “Surface Production Operations” con la 
diferencia que muestra el análisis de equipos para diferentes niveles 
operativos, incluyendo ecuaciones para este propósito; sin embargo, 
mantiene el resto de vacíos mencionados en el primer texto. 
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• Gas Conditioning and Processing, The Equipment Modules, Volume 2. 
Autor: Campbell John M. Este trabajo presenta el capítulo 11 sobre 
equipos de separación y dispone de procedimientos de cálculo para estos 
equipos, criterios de tamaño de gota que pueden ser utilizados en el 
dimensionamiento de la bota de gas del tanque de lavado, internos en 
separadores, caídas de presión en extractores de niebla, etc. 
 
! Normas: 
 
• API Specification 12J, Specification for Oil and Gas Separators. Seventh 
edition, October 1, 1989. 
• API Specification 12L, Specification for Vertical and Horizontal Emulsion 
Treaters. Fourth edition, November 1, 1994.  
• API Specification 12K, Specification for Indirect Type Oil-Field Heaters. 
Seventh edition, June 1, 1989.  
• API Recommended Practice 14E, Recommended Practice for Design and 
Installation of Offshore Production Platform Piping Systems. Fifth edition, 
October 1, 1991. 
 
Estas normas presentan criterios y ecuaciones para el dimensionamiento 
de tuberías, separadores de dos y tres fases, tratadores térmicos y 
calentadores. Cabe indicar que la aplicación de estas normas son de uso 
voluntario en función de la producción y mercado; lo cual, intenta no 
condicionar a los proyectos de ingeniería o a la innovación tecnológica. 
Sin embargo, estas normas de aplicación voluntaria terminan 
convirtiéndose en normas de cumplimiento obligatorio cuando así lo 
establecen las regulaciones públicas locales, cuando lo exigen los 
clientes, por procesos de diseño internos o se hacen imprescindibles para 
la interoperabilidad entre fabricantes. Una norma contiene 
especificaciones técnicas basadas en los resultados de la experiencia, del 
consenso entre las partes involucradas y del desarrollo tecnológico que 
deben ser aprobadas por un organismo normalizador reconocido. 
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! Publicaciones científicas -  técnicas: 
 
• Cho, A. Y. H., “Contact Charging of Micron-Sized Particles in Intense 
Electric Fields”, Journal of Applied Physics, Vol. 35, Nº9, September 1964. 
• Doyle, Arnold and Vonnegut, Bernard, “Behavior of Evaporating 
Electrically Charged Droplets”, Journal of Colloid Science 19, 1964.  
Estas publicaciones científicas se mencionan en el libro “Oilfield 
Processing, Crude Oil” y representan la teoría más relevante para 
entender el proceso de separación de una emulsión agua – petróleo por 
medio de un campo eléctrico y en las cuales debe soportarse el análisis 
de separadores electrostáticos. Sin embargo, por tratarse de trabajos de 
investigación, en éstos no se detallan procedimientos de cálculo para el 
dimensionamiento de equipos. 
 
• NATCO. Estas publicaciones se refieren a investigaciones y experiencias 
en la fabricación, instalación y funcionamiento de equipos de 
deshidratación de petróleo de esta compañía. Dispone de datos valiosos 
como por ejemplo el contenido de agua emulsionada arrastrada en el 
petróleo en función del grado API, luego de la separación de agua libre. 
• High-Tech Consultants. La publicación del 19 de septiembre del 2005 de 
esta compañía, con el tema “Separation in Oilfield Operations, 
Gunbarrels: Myths versus Realities”, menciona la forma tradicional de 
dimensionar los tanques de lavado considerando un tiempo de retención 
de 8 a 24 horas en relación lineal con petróleo entre 15 y 40°API. El 
artículo menciona también que el método tradicional puede incurrir en un 
sobredimensionamiento del tanque de lavado debido a la ineficiencia en la 
distribución de flujo; sin embargo, lamentablemente en nuestro medio no 
existen investigaciones referentes al tema de distribución de flujo; por lo 
cual se usará el método tradicional a menos que se disponga de un 
estudio adecuado de distribución de flujo que permita reducir el tamaño 
del recipiente. Esta información resuelve el vacío del tiempo de retención 
específico para el petróleo en tanques de lavado. 
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1.5  OBJETIVOS 
!
1.5.1 Objetivo general 
 
Recopilar y consolidar en un solo documento los criterios y relaciones 
matemáticas necesarias para la elaboración de procedimientos de 
cálculo, simulación y dimensionamiento de los equipos de proceso más 
relevantes en la deshidratación de petróleo y de aplicación práctica en el 
Ecuador; estos son: separadores, tanques de lavado, tratadores térmicos 
convencionales y tratadores térmicos electrostáticos. 
  
1.5.2 Objetivos específicos 
 
- Elaborar relaciones matemáticas y gráficos complementarios para el 
cálculo y dimensionamiento de equipos de deshidratación de petróleo a 
partir de la información existente. 
- Elaborar un documento técnico que permita realizar el análisis de 
capacidades de equipos de deshidratación de petróleo, sean estos 
nuevos o existentes.  
- Integrar la información más relevante del tema en el mismo documento 
para disminuir el tiempo empleado en la búsqueda de la información. 
- Introducir el diseño de separadores ciclónicos compactos de gas líquido 
como una tecnología alternativa a las usadas tradicionalmente.  
- Elaborar un programa de ordenador para separadores trifásicos 
horizontales y tanques de lavado como un ejemplo de aplicación 
práctica, por medio de los procedimientos de cálculo realizados en base 
a los criterios y relaciones matemáticas recopiladas y desarrolladas. 
- Integrar la simulación numérica de un programa informático comercial de 
procesos con la simulación numérica de acuerdo a la metodología de 
cálculo establecida en este trabajo. 
- Analizar el comportamiento de los equipos de deshidratación de petróleo 
en base a sensibilidades realizadas con la simulación numérica. 
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1.6  JUSTIFICACIÓN E IMPORTANCIA 
 
Este trabajo es un aporte técnico para la industria petrolera y para el país, 
pues pretende constituirse en una fuente bibliográfica completa para el 
análisis de los equipos de deshidratación de petróleo más relevantes y de 
aplicación práctica en el Ecuador, es decir: separadores bifásicos y 
trifásicos, tanques de lavado y bota de gas, tratadores térmicos 
convencionales y tratadores térmicos electrostáticos. 
Este documento recopila y consolida la bibliografía existente de mayor 
importancia en el tema; como normas, libros, manuales, tesis, 
publicaciones científicas y técnicas que facilita y respalda el trabajo del 
Ingeniero en esta área. Además de lo anterior, en este trabajo se 
presentan las relaciones matemáticas necesarias para el cálculo, 
dimensionamiento y evaluación de los equipos de deshidratación de 
petróleo, lo cual sumado a la utilización de la simulación numérica hace 
de este trabajo una herramienta muy útil que facilita el análisis de este 
tipo de equipos ya sean nuevos o existentes. La introducción del 
separador ciclónico compacto de gas líquido permitirá soluciones 
alternativas a las tecnologías tradicionales usadas en el Ecuador como 
una opción amigable con el medio ambiente, debido principalmente al 
reducido espacio que necesita para su instalación.   
La relación costo-beneficio de esta investigación también la hace atractiva 
y se traduce en el uso, recopilación y tratamiento de la información 
existente; además de esto, es evidente que el documento tiene una 
amplia aplicabilidad en un país petrolero como el Ecuador. Con lo 
mencionado, las decisiones que tomen los profesionales en esta área 
están técnicamente sustentadas, permitiendo así optimizar los tiempos de 
respuesta y ahorrar recursos para la realización de este tipo de análisis. 
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CAPÍTULO II 
2. MARCO TEÓRICO 
 
2.1 PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS DE PRODUCCIÓN  
 
2.1.1 Densidad específica de los fluidos de producción 
 
La densidad específica de un líquido es la relación entre la densidad del 
líquido y la densidad del agua pura a condiciones estándar (101,35KPa y 
15,56ºC). El Instituto Americano de Petróleo utiliza la escala del ºAPI para 
identificar y clasificar la densidad específica SG de productos de petróleo 
(SG, agua pura= 1).   
°!"# = !141,5!.!. − 131,5 (2.1) 
En Ecuador se aplica un coeficiente K de corrección de la calidad del 
crudo (CC), el mismo que podrá ser revisado por las partes, si luego de 
un período acordado no refleja las condiciones del mercado.  ! = 1,1!!!!!!!!!!!!!"!25°!"# < !! < 35°!"# ! = 1,3!!!!!!!!!!!!!"!15°!"# < !! ≤ 25°!"# 
Tabla 2.1 Clasificación del petróleo en función del grado API  
Tipo de petróleo Grado API, ºAPI 
Petróleo extra liviano  > 50 
Petróleo liviano o ligero 32 - 50 
Petróleo medio o mediano 22 – 32 
Petróleo pesado 10 – 22 
Petróleo extra pesado (Bitumen) < 10 
Fuentes: Ver referencias bibliográficas [22], p.65 y [2], p.125. 
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Como se mencionó anteriormente, la densidad específica de un líquido se 
expresa normalmente a condiciones estándar; sin embargo, un líquido 
como el petróleo cambia sus propiedades principalmente con la 
temperatura, como se muestra en el siguiente gráfico. 
 
Gráfico  2.1 Densidad específica del petróleo vs temperatura 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [17], p.23-18. 
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La densidad específica del agua de producción es mayor que la 
correspondiente al agua pura debido a la presencia de sólidos disueltos. 
   
Gráfico  2.2 Densidad específica agua de producción vs temperatura 
 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [24], p.57. 
 
Cuando se dispone del valor de sólidos disueltos en el agua (TDS, Total 
Disolved Solids), se puede estimar su densidad a condiciones estándar.  
 
Gráfico  2.3 Densidad del agua de producción vs %TDS 
 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.49. 
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Gráfico  2.4 TDS vs densidad específica del agua de producción 
 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.51. 
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Luego de obtener la densidad con el Gráfico 2.3 o la densidad específica 
con el Gráfico 2.4 (considerar la línea central entre cortada) del agua de 
producción a condiciones estándar, se puede estimar esta propiedad a 
otras temperaturas con el Gráfico 2.2.  
La densidad específica de un gas es la relación entre la densidad del gas 
involucrado y la densidad del aire a condiciones estándar. La densidad 
específica del gas puede ser relacionada con los pesos moleculares como 
se muestra a continuación:  
! = !!"29  (2.2) 
Donde, 
S, densidad específica del gas (aire = 1) 
MW, peso molecular del gas, !"!/Kgmol 
Peso molecular del aire, 29! "!/Kgmol 
La densidad de un gas puede ser obtenida con las siguientes relaciones: 
!! = 3,49! !"!" (2.3) 
 !! = 0,1203! (!")!!"  (2.4) 
Donde, !!, densidad del gas, !"!/!! 
S, densidad específica del gas (aire = 1) 
P, presión absoluta del gas, !"# 
T, temperatura absoluta del gas, °! 
Z, factor de compresibilidad del gas, adimensional 
MW, peso molecular del gas, !"!/Kgmol 
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2.1.2 Viscosidad de los fluidos de producción 
 
La viscosidad es la propiedad de un fluido que indica su resistencia 
natural a fluir. Básicamente existen dos expresiones de viscosidad, la 
viscosidad absoluta o dinámica (!) y la viscosidad cinemática (!), las 
mismas que están relacionadas de la siguiente forma: 
! = !! (2.5) 
Donde, !, viscosidad absoluta, !". ! (centipoise, cP) !, viscosidad cinemática, !!/! (centistoke, cst) !, densidad, !"!/!! (!"/!"!) 
 
En ausencia de datos de laboratorio para el petróleo, pueden ser 
utilizadas correlaciones empíricas, como la desarrollada por Beggs y 
Robinson luego de haber observado 460 sistemas de petróleo, 
obteniendo así la siguiente relación en las unidades que se indican a 
continuación: ! = 10! − 1 (2.6) 
Donde, !, viscosidad del petróleo, !" !, temperatura del petróleo, °! ! = !(!)!!,!"#  ! = 10!  ! = 3,0324− 0,02023!!  !, densidad del petróleo, °!"#  
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Esta relación fue obtenida en petróleos entre 16ºAPI y 58ºAPI y con 
temperaturas entre 21°C y 146°C. La experiencia de los autores fue que 
para temperaturas entre 38°C y 66°C esta correlación tiende a exagerar la 
viscosidad del petróleo. El siguiente gráfico es una representación de otra 
correlación, que también puede ser usada para estimar esta propiedad. 
 
Gráfico  2.5 Viscosidad cinemática de petróleo vs ºAPI y temperatura 
 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [8], p.17. 
 
La viscosidad del agua producida depende de la cantidad de sólidos 
disueltos en el agua así como también de la temperatura. En situaciones 
prácticas esta viscosidad varía desde 1,5KPa.s a 2KPa.s a 10°C; desde 
0,7KPa.s a 1KPa.s a 38°C y de 0,4KPa.s a 0,6KPa.s a 66°C 
(1mPa.s=1cP). En ausencia de datos de laboratorio se puede utilizar el 
siguiente gráfico para estimar la viscosidad del agua de producción.  
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Gráfico  2.6 Viscosidad agua de producción vs salinidad y temperatura  
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.54. 
Para utilizar la curva anterior se debe tomar en cuenta la equivalencia de 
concentración de sólidos disueltos expresada como cloruro de sodio. 
La viscosidad del gas de producción se puede estimar a diferentes 
condiciones de temperatura y presión si se conoce la densidad específica 
a las condiciones estándar, con la ayuda del siguiente gráfico. 
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Gráfico  2.7 Viscosidad del gas de producción vs presión y temperatura 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.70. 
 
2.1.3 Factor de compresibilidad del gas (Z) 
 
El factor de compresibilidad se define como la razón entre el volumen de 
un gas real y el correspondiente volumen de un gas ideal. Este factor 
puede ser estimado a partir de los siguientes gráficos en función de la 
temperatura, presión y peso molecular o densidad específica. 
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Gráfico  2.8 Factor de compresibilidad gas natural (MW = 15.95) 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.61. 
!
Gráfico  2.9 Factor de compresibilidad gas natural (MW = 17.40) 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.61. 
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Gráfico  2.10 Factor de compresibilidad gas natural (MW = 18.85) 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.62. 
 
Gráfico  2.11 Factor de compresibilidad gas natural (MW = 20.30) 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.62. 
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Gráfico  2.12 Factor de compresibilidad gas natural (MW = 23.20) 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.63. 
 
Gráfico  2.13 Factor de compresibilidad gas natural (MW = 26.10) 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.63. 
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2.2 TEORÍA DE SEPARACIÓN DE LOS FLUIDOS DE PRODUCCIÓN 
 
2.2.1 Generalidades 
 
En la deshidratación del petróleo se realizan dos tratamientos básicos, la 
primera es la separación del agua libre directamente por gravedad en la 
etapa de separación primaria y la segunda es la separación del agua 
emulsionada con el petróleo en la etapa de separación secundaria, por 
medio del rompimiento de la emulsión y por gravedad. 
 
2.2.2 Leyes de separación de los fluidos de producción 
 
La separación de una partícula dentro de un fluido está gobernada por las 
leyes de: Stokes, “intermedia” y Newton como lo muestra el Gráfico 2.14.  
 
Gráfico  2.14 Coeficiente de arrastre, regiones de aplicación de leyes 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.46. 
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A continuación se realiza el análisis de los fluidos, es decir la fase 
dispersa “gota” dentro de la fase continua, para entender de mejor 
manera el fenómeno de separación por gravedad. 
 
Figura  2.1 Fuerzas sobre partícula dentro de un fluido, gravedad 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
 
En la figura 2.1 se observan las siguientes fuerzas actuantes: !!, fuerza de arrastre, debido a la resistencia que ofrece el fluido a la 
caída de la partícula, !. !! , fuerza de Arquímedes o flotante, debida al volumen de fluido 
desalojado por la partícula, !. !! , fuerza gravitacional, debido al peso de la partícula, !. 
Aplicando la segunda ley de Newton en dirección del movimiento de la 
partícula o gota de agua se obtiene: 
!! − !!! − !!! != ! ∗ !!"!"  (2.7)  
Donde, !, masa de la partícula, !"! !" !", aceleración de la partícula, ! !! 
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Cuando se alcance la velocidad límite o terminal, la velocidad (!) se hará 
constante y por lo tanto la aceleración (!" !") será nula, esto es: !! − !!! − !!! = 0 (2.8) 
 
En donde, !! = !!! ∗ ! (2.9) 
 !! = ! ∗ ! (2.10) 
 
Donde, !!, masa del fluido desalojado por la partícula, !"! !, masa de la partícula, !"! !, aceleración debido a la gravedad de la tierra, ! = 9,81!! !! 
 
Reemplazando !! y !! de las ecuaciones 2.9 y 2.10 en la ecuación 2.8 y 
despejando !! da como resultado la siguiente expresión: !! = ! − !!! ∗ !! (2.11) 
 
Como la densidad de cada sustancia está en función de su masa y 
volumen, entonces podemos hacer el reemplazo correspondiente con las 
siguientes relaciones: 
!! = !!!  (2.12)  !! != !!!!  (2.13)  
Donde, !, densidad de la fase dispersa o partícula, !"!/!! !!, densidad de la fase continua, !"!/!! !, volumen de la partícula o volumen desalojado, !! 
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Para el caso de la deshidratación, la densidad de la partícula (!) es 
equivalente a la densidad de la gota de agua (!!) que constituye la fase 
dispersa y la densidad del fluido desplazado (!!) es equivalente a la 
densidad del petróleo (!!) que constituye la fase continua. Para el caso de 
separación de gotas de líquido de la fase de gas, considerando petróleos 
más livianos que el agua, la densidad de la partícula (!) es equivalente a 
la densidad de la gota de petróleo (!!) que constituye la fase dispersa y la 
densidad del fluido desplazado (!!) es equivalente a la densidad del gas 
(!!) que constituye la fase continua. El volumen del fluido desalojado y el 
volumen de la partícula son iguales y de valor (!), por tener la misma 
geometría y que para fines prácticos se aproxima a una esfera: 
! = !! ∗ !!!!6  (2.14)  
Donde, !!, diámetro de la partícula, ! 
Reemplazando las ecuaciones 2.12, 2.13 y 2.14 en la ecuación 2.11, se 
obtiene la siguiente relación: 
!! = !!6 ∗ !!! ∗ !! ∗ (! − !!!) (2.15) 
 
Por otro lado, la ecuación general de arrastre en fluidos se define como: 
!! = !!! ∗ !! ∗ !!2 ∗ ! (2.16) 
Donde, !!, coeficiente de arrastre, !"#$%&'#(&!) !, velocidad terminal de asentamiento de la gota de agua, ! !  !, área transversal de la gota de agua, !!  
! = !! ∗ !!!!4  (2.17)  
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George G. Stokes encontró que para números de Reynolds bajos, la 
relación entre el coeficiente de arrastre y el número de Reynolds es:  
!! = !24!!  (2.18) 
Válido para: !! < 1  !! = !!! ∗ ! ∗ !!!!  (2.19) 
Donde, !!, número de Reynolds, !"#$%&'#(&!) !!!, viscosidad del fluido desplazado (fase continua), !". ! !, velocidad terminal de asentamiento de la gota de agua, ! ! !!, densidad de a fase continua, !"! ⁄!! !!, diámetro de la gota, ! 
Se puede mostrar que el flujo alrededor de las gotas de agua en petróleo 
o de gotas de petróleo en agua es laminar y que gobierna la ley de 
Stokes. Despejando la velocidad terminal (! ) de la igualación de las 
ecuaciones 2.15 y 2.16 y reemplazando las ecuaciones 2.17, 2.18 y 2.19, 
se obtiene: 24 ∗ !!!! ∗ ! ∗ !! ∗ !! ∗ !!2 ∗ ! ∗ !!!4 = !!6 ∗ !!! ∗ !! ∗ (! − !!!) 
! = !!!! ∗ ! ∗ ! ρ− !!!18 ∗ !!  (2.20) 
Homologando con el sistema internacional de unidades y reemplazando 
densidad por densidad específica con respecto al agua, se obtiene: 
! = ! (!! ∗ 10!!)! ∗ 9,81 ∗ !1.000 ∗ ! ΔSG18 ∗ (!! ∗ 0,001)  
! = !!,!"#!"!! ∗ !!" ∗ !!!!!!  (2.21) 
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Donde, Δ!", diferencia densidades específicas respecto al agua, !"#$%&'#(&!) !!, diámetro de gota a ser separada, !" !!, viscosidad de la fase continua, !"  
• Ley intermedia: 
!! = ! 24!! ∗ (1+ 0,14 ∗ !!!,!) (2.22) 
Válido para Reynolds en el rango: 1 ≤ !! < 1.000  
• Ley de Newton: !! = !0,445 (2.23) 
Válido para Reynolds en el rango: 1.000 ≤ !! < 350.000 
Se puede mostrar que para la separación de gotas de líquido en la 
corriente de gas no gobierna la ley de Stokes, por lo cual debe usarse una 
ecuación general para el coeficiente de arrastre (gráfico 2.15).  
!! = !!"!"+ !!!!/! + !,!" (2.24) 
Gráfico  2.15 Coeficiente de arrastre vs número de Reynolds 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.199. 
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Con lo cual, se obtiene una relación general para la velocidad terminal de 
asentamiento para separación de gotas de líquido de la corriente de gas.  
!! ∗ !! ∗ !!2 ∗ ! ∗ !!!4 = !!6 ∗ !!! ∗ !! ∗ (! − !!!) 
Si se homologa con el sistema internacional de unidades, se obtiene: 
! = !1,155 ∗ ! − !!!! ∗ 9.81 ∗ (!!!10!!)!! !/! 
! = !!,!!"#$ ∗ ! − !!!! ∗ !!!! !/!  (2.26)  
Para petróleos más livianos que el agua, se reemplaza la fase dispersa 
como gotas de petróleo y la fase continua como corriente de gas.  
! = !!,!!"#$ ∗ !! − !!!! ∗ !!!! !/!  (2.27) !! , !!, densidad del petróleo y gas respectivamente, !"! !! 
" Coalescencia y Sedimentación 
El proceso de coalescencia es dependiente del tiempo. 
! = ! !! − !!!! ∗ !! ∗ !6 (2.28)  !, tiempo de coalescencia !, tamaño final de la gota !!, tamaño inicial de la gota !, fracción de volumen de la fase dispersa !, parámetro empírico >3. !!, parámetro empírico para un sistema en particular 
! = !1,155 ∗ ! − !!!! ∗ ! ∗ !!!! !/!  (2.25) 
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2.2.3 Separación con la aplicación de la fuerza centrífuga 
 
El principio de separación gas-líquido por medio de este método se debe 
principalmente a la provocación de una fuerza centrífuga que actúa sobre 
las fases del fluido; lo cual se logra mediante una entrada tangencial y 
acelerada del flujo multifásico. Este efecto ocurre justo antes de entrar al 
separador; es decir en la boquilla, creando un flujo ciclónico a velocidades 
suficientemente altas para llevar la fase más densa (líquido) hacia la 
pared del cilindro y la menos densa (gas) hacia el centro del cilindro 
(Vernon Smith, 1992). La representación de este principio se puede 
observar en la figura 2.2. 
 
Figura  2.2 Principio de separación centrífuga 
 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [26], p.10. 
 
A continuación se realiza el análisis del fluido que se encuentra como fase 
dispersa dentro del fluido que se encuentra como fase continua para 
entender de mejor manera el fenómeno de separación centrífuga. Las 
principales fuerzas actuantes en la burbuja son la fuerza centrípeta (hacia 
el centro del cilindro), fuerza flotante (hacia arriba), fuerza de arrastre 
(hacia abajo y hacia afuera del cilindro), (Shoham & Kouba, 1998). 
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Figura  2.3 Fuerzas actuantes sobre la burbuja dentro del líquido 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Las principales fuerzas actuantes en una gota en la fase gaseosa son la 
fuerza centrífuga (hacia fuera del cilindro), fuerza de arrastre (hacia el 
centro del cilindro y hacia arriba) y fuerza de gravedad (hacia abajo). 
 
Figura  2.4 Fuerzas actuantes sobre la gota dentro del gas 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Generalmente la velocidad necesaria para la separación centrífuga varía 
entre 12 y 91 m/s (40 - 300pie/s, Vernon Smith 1992); lo cual, reduce al 
mínimo los tiempos de retención. La velocidad tangencial del líquido 
recomendada en el separador GLCC es de 6 m/s (20 pie/s, Gómez 1998), 
reportada como la óptima para la separación.  
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2.2.4 Emulsiones 
 
Para nuestra aplicación, la deshidratación de petróleo, la emulsión es una 
mezcla estable de petróleo y agua que no puede ser separada 
únicamente por gravedad. En este caso, la emulsión se presenta como 
una dispersión de gotas de agua dentro de la fase continua de petróleo o 
de gotas de petróleo dentro de la fase continua de agua en el caso de 
emulsiones inversas. 
Figura  2.5 Emulsión de agua en petróleo 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [24], p.37. 
 
Para que exista una emulsión deben haber tres condiciones: primero dos 
líquidos mutuamente inmiscibles, segundo un agente emulsificante o 
estabilizador y tercero una agitación suficientemente fuerte de los fluidos 
como para dispersar la fase discontinua dentro de la fase continua. En la 
producción de petróleo los dos líquidos mutuamente inmiscibles son el 
petróleo y el agua, el agente emulsificante lo constituye la materia 
orgánica e inorgánica que tiene la tendencia a ser absorbida en la 
interfase entre el petróleo y el agua, y por último la agitación de los fluidos 
que se produce en el recorrido que deben hacer a lo largo de las 
facilidades desde el fondo de pozo hasta llegar al primer equipo de 
separación, constituyendo el mayor aporte de esta agitación el paso de 
los fluidos por la válvula de estrangulación (válvula choke), usada para 
controlar el flujo de pozo. 
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Para separar el agua emulsionada que se encuentra en forma dispersa en 
la fase petróleo se debe afectar a la estabilidad de la emulsión y facilitar 
así la coalescencia entre gotas y posterior sedimentación por gravedad. 
La estabilidad de una emulsión depende de muchos factores, entre los 
que se menciona: 
! La diferencia de densidad entre la fase agua y la fase petróleo 
! El tamaño de gota  
! La viscosidad de la fase continua 
! La tensión interfasial 
! La presencia y concentración de agentes emulsificantes 
! La salinidad del agua de producción 
! La edad de la emulsión,  
! La agitación 
Los primeros tres factores se pueden explicar recordando la ecuación 
2.20 y 2.21, donde se puede observar la dependencia de la velocidad de 
asentamiento debido a la diferencia de densidades entre el agua de 
producción y el petróleo, la viscosidad de la fase continua o petróleo y el 
tamaño de gota de agua emulsionada. 
 
" Diferencia de densidad entre fluidos 
Como se puede observar en las ecuaciones desarrolladas anteriormente 
(ver ecuación 2.20 y 2.21), el incremento de la diferencia de densidades o 
densidades específicas entre la fase dispersa y la fase continua es 
directamente proporcional a la velocidad de asentamiento de la gota. Por 
lo tanto, si un petróleo es más liviano que otro; éste será más fácil de 
separar con el agua de producción que con un petróleo más pesado con 
un bajo ºAPI. En contra parte, si la densidad del petróleo y del agua son 
las mismas, entonces no existirá la separación de estos fluidos; lo cual 
ocurrirá aproximadamente si el petróleo tiene un ºAPI de 10 (asumiendo 
agua pura, SG = 1). 
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" Tamaño de gota  
El tamaño de gota es un parámetro muy importante en la separación,  
como se observa en la ecuación 2.21, es directamente proporcional a la 
velocidad de asentamiento. En el caso de la deshidratación primaria, la 
separación de gotas de agua de la corriente de petróleo en la sección de 
asentamiento de separadores, deben tener al menos un tamaño de gota 
de agua de 500µm de diámetro para ayudar a este propósito. Por otra 
parte, para minimizar el arrastre de petróleo en gas en la sección de 
asentamiento de los separadores, se debe acondicionar el gas para el 
pulido final en el extractor de niebla de estos equipos. La experiencia de 
campo indica que para no taponar el extractor de niebla, el tamaño de 
gota de petróleo debe tener al menos de 100µm a 140µm de diámetro. 
Para el dimensionamiento de equipos de producción se deberían usar 
datos experimentales de laboratorio, donde se indique un análisis 
estadístico del tamaño de gota; sin embargo, en ausencia de estos datos, 
los criterios mencionados pueden ser utilizados en el análisis. Como se 
verá más adelante el tamaño de gota para la separación gas-líquido en la 
bota de gas del tanque de lavado debe tener en cuenta que en este 
equipo normalmente no dispone de un extractor de niebla. 
Para equipos de deshidratación, en la zona de asentamiento de 
emulsiones, se han desarrollado ecuaciones con el fin de obtener el corte 
de agua deseado al final del tratamiento. Asumiendo que el mínimo 
tamaño de gota de agua requerido debe estar únicamente en función de 
la viscosidad, tenemos las siguientes relaciones. !!!(!%) = !200 ∗ !!!!,!" (2.29) 
 
Esta ecuación es válida para tratadores convencionales con viscosidades 
de petróleo en el siguiente rango  !! < 80!!". 
Usando el mismo procedimiento, ha sido desarrollada la siguiente 
ecuación para tratadores electrostáticos: !!!(!%) = !170 ∗ !!!!,! (2.30) 
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Esta ecuación es válida para viscosidades de petróleo en el siguiente 
rango 3!" < !! < 80!". Para viscosidades menores a 3!!", se debe usar 
la ecuación 2.29. 
 
En donde, para las dos ecuaciones se tiene que: !!!(!%) , tamaño de gota de agua a separar en micrómetros (!") en 
tratadores convencionales y tratadores térmicos electrostáticos para 
alcanzar un corte de agua de 1%. 
 
Para cortes de agua diferentes a 1%, se ha desarrollado también la 
siguiente ecuación: !!(!)!!!(!%) = !!!!,!! (2.31)  
Donde, !!!(!), tamaño de gota de agua en micrómetros (!") a ser sedimentado 
de la corriente de petróleo para alcanzar un corte de agua requerido a la 
salida del proceso (!!). !!, corte de agua requerido, % 
 
" Viscosidad de la fase continua 
En la deshidratación del petróleo, la viscosidad de la fase continua 
(petróleo) tiene un papel fundamental como se muestra en la ecuación 
2.21, donde se observa que a una mayor viscosidad del petróleo la 
velocidad de asentamiento de la gota disminuye haciendo más difícil la 
separación de los fluidos. Por lo cual, para obtener una separación óptima 
en ciertos casos se usa calentamiento o algún diluente como medios para 
disminuir la viscosidad del petróleo y mejorar la separación de los fluidos. 
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Como regla general, para petróleos de ºAPI ≥ 30, la viscosidad es muy 
baja que normalmente es difícil encontrar alguna información sobre la 
viscosidad de un petróleo específico, por considerarse que el 
comportamiento de la viscosidad no es crítica para la separación. Para 
ºAPI entre 11 y 30, la viscosidad llega a ser más importante, hasta el 
punto en que para algunos petróleos sea prácticamente imposible 
tratarlos sin el uso de diluentes para reducir la viscosidad. El uso de 
diluentes es usual en petróleos con un ºAPI por debajo de 14. 
 
Para estimar la viscosidad aparente de una emulsión agua – petróleo, 
Smith y Arnold recomiendan usar la siguiente relación: !!!! = !1+ 2,5 ∗ !! + 14,1 ∗ !!! (2.32)  
Donde,  !!, viscosidad de la emulsión, !" !!, viscosidad del petróleo, !" !!, fracción de volumen de la fase dispersa (agua), adimensional 
 
" Tensión interfasial 
La tensión interfasial es la fuerza que mantiene juntas las superficies de 
las sustancias involucradas (petróleo y agua). Cuando no está presente el 
agente emulsificante, la tensión interfasial entre el petróleo y el agua es 
baja. Cuando la tensión interfasial es baja, la coalescencia al contacto 
entre gotas de agua es más fácil. De la misma forma, cuando están 
presentes los agentes emulsificantes, la tensión interfasial aumenta, 
obstruyendo así la coalescencia de las gotas de agua. Por lo tanto; a 
menor tensión interfasial la separación entre agua y petróleo será más 
fácil y mientras mayor sea la tensión interfasial la separación entre agua y 
petróleo será más difícil de llevarse a cabo. 
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" Agentes emulsificantes 
Cuando no existe un agente emulsificante la emulsión no es estable y las 
gotas sedimentan más fácil y rápidamente producto de la coalescencia 
que tiene lugar debido a los continuos choques entre gotas. Los agentes 
emulsificantes tienden a concentrarse en la interfase de la emulsión.  
Los principales agentes emulsificantes y más comunes son: parafinas, 
resinas, ácidos orgánicos, sales metálicas, arcilla y asfaltenos (un término 
general para el material con una composición química que contiene 
azufre, nitrógeno y oxígeno). 
El tipo y la cantidad de emulsificante tienen un efecto directo en la 
estabilidad de la emulsión. Ha sido mostrado en reportes históricos que la 
temperatura de la emulsión es también importante en cómo ésta afecta la 
formación de parafinas y asfaltenos. Una emulsión de agua y petróleo que 
haya sido tratada tan pronto como se produjo la agitación o la creación de 
las parafinas y asfaltenos, puede hacer que la emulsión sea menos 
estable y más fácil de procesar, si la migración del emulsificante hacia la 
interfase es incompleta.  
 
" Salinidad del agua de producción 
La salinidad del agua es una medida de los sólidos totales disueltos 
contenidos en este fluido. Mientras más sales se encuentren presentes en 
el fluido, entonces mayor será la densidad del agua de producción, 
aumentando así la diferencia de densidad entre el petróleo y el agua; lo 
cual, mejora la separación entre los fluidos. Sin embargo; este aporte de 
la salinidad del agua en la separación, se traduce en otro tipo de 
problemas, principalmente de trasporte y operativos, como la corrosión, 
taponamiento, incrustaciones, etc. especialmente en los equipos de 
refinación si esta salinidad no es tratada adecuadamente en la etapa de 
producción y a la entrada de la refinería.  
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" Edad de la emulsión 
Mientras más envejezca la emulsión, ésta será más estable y por ende 
más difícil de tratar. Por este motivo; la demulsificación o rompimiento de 
la emulsión normalmente se realiza en los puntos más cercanos a la 
salida de flujo de los pozos productores para acortar el tiempo en que la 
emulsión puede estabilizarse por envejecimiento.  
 
" Agitación 
El tipo y severidad de la agitación de la mezcla petróleo y agua determina 
el tamaño de gota de agua en petróleo y el tamaño de gota de petróleo en 
agua que se producirá. Mientras más turbulencia haya en el sistema, 
entonces más pequeñas serán las gotas y por lo tanto será una emulsión 
más estable y más difícil de separar. Algunas emulsiones estables 
pueden tomar semanas o meses para separarse si se quedan en un 
tanque sin algún tratamiento y otras emulsiones inestables pueden 
separarse en petróleo y agua limpios en cuestión de minutos. 
 
" Efecto de la temperatura 
La temperatura tiene un efecto importante en la separación; puesto que, 
disminuye la viscosidad del petróleo, haciendo que la velocidad de 
asentamiento sea mayor y la separación sea más fácil. Además de lo 
mencionado, el calor desactiva o disuelve a ciertos emulsificantes como 
parafinas y asfaltenos, desestabilizando la emulsión y facilitando la 
separación. Otro de los efectos del calor es la disminución de las 
densidades del agua y petróleo; sin embargo, en muchos casos esta 
disminución es tal, que la diferencia de densidades específicas o 
densidades se mantiene casi invariable; por lo que, este efecto debe ser 
evaluado cuidadosamente para eliminar un grado de afectación 
importante en la separación debido a la variación de este parámetro.  
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Figura  2.6 Efecto de la temperatura en la diferencia de densidades 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.408. 
 
Con el Gráfico 2.16 se puede estimar la diferencia de densidad específica 
de los fluidos, en donde se muestra la densidad específica del agua y 
petróleo en función de la salinidad y el grado API respectivamente.  
 
Gráfico  2.16 Densidad específica del agua y petróleo vs temperatura 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.46. 
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La Tabla 2.2 muestra datos referenciales de temperaturas de tratamiento 
que pueden ser usadas según el tipo de equipo y el ºAPI del petróleo en 
ausencia de datos experimentales que son los que deben confirmar el 
análisis final correspondiente.  
 
Tabla 2.2 Temperaturas típicas de tratamiento 
Tipo de 
emulsión 
ºAPI 
Tanques de 
 Lavado, °F 
Tratadores  
Térmicos, °F 
Tratadores térmicos 
 Electrostáticos, °F 
Libre > 35 80 - 100 100 - 120 85 – 105 
Moderada 25 - 35 100 - 120 120 - 180 105 - 140 
Fuerte 15 - 25 > 120 140 - 200 120 - 160 
Muy viscosa 10 - 15 - 180 - 250 160 - 230 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.134. 
 
" Prueba de botella 
La prueba de botella consiste en probar varios demulsificantes para 
identificar el compuesto que produce la separación más rápida y completa 
con la mínima concentración. Como se mencionó en este procedimiento, 
al probar varias mezclas de químicos, estas pruebas son muy efectivas 
para eliminar algunos demulsificantes y seleccionar aquellos que parecen 
ser más eficientes. La prueba de botella también provee un estimado de 
la cantidad de químico requerido y del tiempo de sedimentación 
requerido. La prueba de botella debe ser realizada sobre una muestra 
representativa de la emulsión tan pronto como la muestra haya sido 
obtenida, debido al posible deterioro por efecto del envejecimiento. Estas 
pruebas deben ser realizadas a condiciones tan cercanas como sea 
posible a las condiciones de tratamiento. Una vez obtenido los 
compuestos candidatos, se deben hacer pruebas dinámicas de estos 
químicos en los equipos para seleccionar finalmente el demulsificante a 
ser usado. Se debe tener en cuenta que las emulsiones pueden cambiar 
mucho en el tiempo debido a factores internos o externos; por lo cual, el 
requerimiento de químico también puede cambiar.   
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" Métodos para el tratamiento de emulsiones 
Los principales métodos para el tratamiento de emulsiones son: inyección 
de químicos, suministro de calor y uso de un campo eléctrico.  
Como ya se mencionó en el apartado de emulsificantes, estos 
compuestos proveen estabilidad a la emulsión; por lo cual, el primer 
método por inyección de químicos intenta provocar un efecto neutralizante 
sobre los emulsificantes y desestabilizar a la emulsión para facilitar la 
separación. Por lo cual; el propósito del tratamiento con químicos es 
inducir la coalescencia de las gotas de agua por la acción del químico en 
la interfase de la emulsión, actuando sobre los agentes emulsificantes.  
El segundo método, suministro de calor, influye principalmente en la 
reducción de la viscosidad y promueve el movimiento entre las gotas de 
agua, acelerando así las colisiones entre ellas; lo cual, propicia la 
coalescencia. Además que, el uso de calor desestabiliza a ciertas 
emulsiones, especialmente aquellas formadas por parafinas y asfaltenos. 
El tercer método, el uso de un campo eléctrico, también propicia una gran 
actividad o movimiento de gotas en forma de emulsión, sobre todo en las 
gotas pequeñas de agua en presencia de un alto voltaje; lo cual, acelera 
la coalescencia de mayor cantidad de agua emulsionada y hace que se 
puedan alcanzar cortes más bajos comparados con el uso de calor 
solamente. Normalmente se suele combinar el uso de calor y el de un 
campo eléctrico en equipos de deshidratación denominados tratadores 
térmicos electrostáticos, para alcanzar eficiencias máximas en la 
obtención de cortes de agua muy bajos. 
La selección del método es compleja debido a la cantidad de variables 
involucradas; sin embargo, es común encontrar que el mejor método es 
en realidad una combinación de los dos o tres métodos mencionados. En 
la práctica, la selección es realizada en base a la experiencia del 
diseñador, recomendaciones de bibliografía técnica existente, 
investigaciones específicas, etc. 
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2.2.5 Tiempo de retención para sedimentación 
 
El tiempo de retención para sedimentación en equipos de deshidratación 
de petróleo se define como el tiempo necesario para que el agua y el 
petróleo se separen en forma adecuada ya sea en forma libre o 
emulsionada. En las siguientes tablas se resumen los criterios del tiempo 
de retención dependiendo del tipo de separación a realizar para fluidos en 
forma libre o emulsionada.  
La especificación API 12J presenta recomendaciones para la separación 
bifásica y trifásica con agua libre y permite el uso del mismo tiempo de 
retención para petróleo y agua en el caso de separadores trifásicos.  
   
Tabla 2.3 Criterios de tiempo de retención, separadores bifásicos 
Grado API del petróleo Tiempo de retención, min 
> 35 ºAPI 1 
20 – 35 ºAPI 1 - 2 
10 – 20 ºAPI 2 - 4 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [3], p. 14. 
 
La especificación API 12J menciona también que para petróleos con 
tendencia a formar espuma, “tiempos tan altos como 15 minutos pueden 
ser necesarios; sin embargo, para la mayoría de casos un tiempo de 2 a 5 
minutos es suficiente para tratar este tipo de petróleo con espuma”. 
 
Tabla 2.4 Criterios de tiempo de retención, separadores trifásicos 
Grado API del petróleo Tiempo de retención, min 
> 35 ºAPI 3 - 5 
< 35 ºAPI - 
> 100 ºF 5 - 10  
80 - 100 ºF 10 - 20 
60 - 80 ºF 20 - 30 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [3], p. 14. 
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Los criterios anteriormente citados corresponden a separadores bifásicos 
y trifásicos tanto verticales como horizontales.  
 
Tabla 2.5 Tiempos de retención típicos para la fase líquida 
Tipo de tratador Tiempo de retención, min 
Tanques de lavado 8 – 24 horas 
Tratadores térmicos verticales 0,5 – 4 horas 
Tratadores térmicos horizontales 0,5 – 4 horas 
Tratadores electrostáticos 15 – 120 minutos 
Separadores de agua libre “FWKO” 
@ 60 ºF 25 – 30 minutos 
@ 70 ºF 20 – 25 minutos 
@ 80 ºF 15 – 20 minutos 
@ 90 ºF 10 – 15 minutos 
@ ≥ 100 ºF 5 – 10 minutos 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.134. 
 
De acuerdo a la norma API 12L, el tiempo de retención para tratadores 
térmicos en la zona de coalescencia debe estar entre 30 y 120 minutos 
para el petróleo y entre 15 y 30 minutos para el agua.  
En un artículo técnico publicado por High-Tech Consultants, el 19 de 
septiembre de 2005 con el tema “Separation in Oilfield Operations, 
Gunbarrels: Myths versus Realities”, se menciona que la forma tradicional 
de dimensionar tanques de lavado considera un tiempo de retención de 8 
a 24 horas en relación lineal con petróleos entre 15 y 40°API. En este 
artículo se menciona que el método tradicional puede incurrir en 
sobredimensionamiento debido a la ineficiencia en la distribución de flujo. 
Lamentablemente en nuestro medio no existen investigaciones referentes 
al tema; por lo cual, se usará el método tradicional a menos que se 
disponga de un estudio de distribución de flujo adecuado.  
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Gráfico  2.17 Tiempo de retención vs API para Tanques de Lavado 
 
Fuente:!Ver!referencia!bibliográfica![18].!Realizado!por:!VELASCO,!Alexander!
2.3 DESHIDRATACIÓN PRIMARIA DEL PETRÓLEO 
!
2.3.1 Generalidades 
 
El trabajo de las facilidades de producción es separar la corriente que 
proviene de pozos en tres componentes denominados “fases”: petróleo, 
gas y agua; con la finalidad de obtener productos comerciales o disponer 
de ellos en forma aceptable con el medio ambiente.  
La separación primaria es realizada por separadores bifásicos o trifásicos, 
en configuración horizontal o vertical. En el caso de los separadores 
trifásicos, en donde se realiza la primera etapa de deshidratación, se 
retira el agua libre del petróleo; mientras que el agua emulsionada es 
arrastrada por el petróleo hacia las siguientes etapas de deshidratación. 
En ausencia de datos de laboratorio, el Gráfico 2.18 da una estimación de 
la cantidad de agua arrastrada luego de la separación primaria en función 
del ºAPI del petróleo a 15,56°C.  
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Gráfico  2.18 Agua emulsionada arrastrada en el petróleo vs ºAPI  
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.43 (NATCO publication, 1981). 
 
Del gráfico anterior, se obtiene la ecuación de la curva, de donde se 
puede extraer el porcentaje de flujo correspondiente al agua emulsionada 
en el petróleo en función del grado API a 15,56°C: !%!!" = 0,0233 ∗ !"#! − 2,0193 ∗ !"# + 53,467 (2.33) 
 
Expresando la relación anterior en forma de fracción, se obtiene: !!! = 2,33!10!! ∗ !"#! − 2,0193!10!! ∗ !"# + 0,5347 (2.34) 
 
Donde, %!!", porcentaje de agua emulsionada según el ºAPI, % !!, fracción de agua emulsionada de acuerdo al Gráfico 2.18. !"#, grado API del petróleo a 15,56°C, °!"# 
Las relaciones anteriores de porcentaje o fracción de agua emulsionada, 
son válidas en el rango: 5 ≤ ºAPI ≤ 36,5 aproximadamente, de acuerdo al 
Gráfico 2.18 publicado por NATCO. 
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Con esta información, se puede estimar el flujo de agua libre y el flujo de 
agua emulsionada de acuerdo a las siguientes relaciones: 
!!" = !!! ∗ !!1− !! − !!1− !!   (2.35) 
 !!" = !!! ∗ !!1− !!   (2.36) 
 !! = !!" + !!" (2.37) 
 
Ecuaciones válidas si el arrastre de petróleo en agua es despreciable. !!", flujo de agua libre, !! ℎ !!", flujo de agua emulsionada, !! ℎ !!, flujo de agua de producción que proviene de pozos, !! ℎ !!, fracción de agua de producción, BSW de entrada a separadores. !!, flujo de petróleo total que proviene de pozos, !! ℎ 
 
" Derivación de las ecuaciones 2.35 y 2.36 
El BSW de la corriente líquida que viene de pozos se define como:  
!"# = ! !!!! + !!! ∗ 100% 
Si expresamos la relación anterior en forma de fracción, se tiene:  
!! = ! !!!! + !!!  
Despejando el flujo de agua de producción !! se tiene que: 
!! = !!! ∗ !!1− !!  
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Por otro lado, del gráfico 2.18 de NATCO se tiene que: 
!! = ! !!"!!" + !!!!  
Donde, !!!, flujo de petróleo a la salida del separador, !! ℎ 
Expresando el balance de masa de petróleo en flujo volumétrico, se tiene: !! = !!! + !!,!!" 
Donde, !!,!!", flujo de petróleo arrastrado en la corriente de agua a la salida del 
separador, expresando los ppm de petróleo en agua en flujo, !! ℎ 
Despejando el flujo de agua emulsionada !!" y si el arrastre de petróleo !!,!!" es mínimo como para despreciarlo, se obtiene la ecuación 2.36 
!!" = !!! ∗ !!1− !!  
Por concepto el agua de producción es la suma de agua libre y agua 
emulsionada, expresado por la ecuación 2.37. Reemplazando las 
relaciones obtenidas de !! !y !!" !en la ecuación 2.37:  
!! ∗ !!1− !! = !!" + !! ∗ !!1− !!  
Despejando el flujo de agua libre !!" se obtiene la ecuación 2.35: 
!!" = !!! ∗ !!1− !! − !!1− !!  
2.3.2 Separadores bifásicos 
 
Los separadores bifásicos en configuración vertical u horizontal tienen el 
propósito de separar la corriente líquida de la corriente gaseosa.  
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Figura  2.7 Separador bifásico vertical 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.153. 
 
Figura  2.8 Separador bifásico horizontal 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.153. 
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En las figuras de separadores bifásicos verticales y horizontales, se 
observa que el flujo que ingresa al equipo es segregado en dos 
corrientes: el gas por la parte superior y el líquido por la parte inferior; la 
corriente líquida se compone de petróleo y agua de producción.  
Estos equipos deben disponer de elementos internos para su correcto 
funcionamiento; como: desviador de entrada (inlet diverter), extractor de 
niebla (mist extractor), sensor de nivel de líquido, rompe vórtice. El 
desviador de entrada permite frenar el fluido que ingresa al equipo 
generando un cambio brusco de momentum, el mismo que produce la 
separación de gas disuelto de la fase líquida; además este dispositivo 
propicia un flujo más estable que ayuda a la separación. El extractor de 
niebla tiene el propósito de acumular gotas de líquido que son arrastradas 
con el gas, permitiendo así que se origine la coalescencia entre gotas. El 
sensor de nivel tiene la función de controlar la altura de líquido y 
proporcionar un tiempo de retención a la corriente líquida. El rompe 
vórtice permite minimizar las turbulencias y el efecto de succión del gas a 
la salida de líquido que puedan disminuir la eficiencia de separación. 
En el caso del separador ciclónico compacto de gas líquido (GLCC, por 
sus siglas en inglés “Gas-Liquid Cylindrical Cyclone”), el diseño y 
funcionamiento de este equipo se encuentra limitado principalmente por 
dos fenómenos no deseados que son el arrastre de líquido en la corriente 
de salida del gas y el arrastre de gas en la corriente de salida del líquido, 
los cuales son importantes de predecir o calcular debido a que reducen la 
eficiencia de separación y/o puede reducir la precisión, funcionamiento o 
hasta dañar los equipos que se encuentren aguas abajo.  
Dos conceptos fundamentales en este tema son la velocidad crítica del 
gas y del líquido. La velocidad crítica del líquido se define como la 
velocidad límite a la cual un ligero incremento en su velocidad producirá el 
inicio de arrastre de gas en la corriente de salida de líquido y de forma 
similar la velocidad crítica de gas se defina como la velocidad límite en la 
que un ligero incremento, iniciará el arrastre de líquido en la corriente de 
salida del gas.  
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Es muy común encontrar que al separador GLCC se le nombre como 
“separador compacto GLCC” por lo que respuesta al título de esta 
sección, es respondida con una comparación de dimensiones y peso del 
separador GLCC respecto a los separadores convencionales verticales y 
horizontales. La comparación fue realizada por Kouba y Shoham (1997 en 
Gómez, 1998) en una aplicación de campo del separador GLCC para 
condiciones de gastos de líquido de 200000 [bpd], gasto de gas de 70 
[mmpcd] y una presión de operación de 100 [lb/pg2 man] demostrando 
una reducción significativa de estos dos aspectos. 
Las dimensiones del separador GLCC (diámetro-longitud) fueron de 5x20 
[pies], mientras que de haberse usado separadores convencionales, las 
dimensiones estimadas serían de 9x35 [pies] para el separador vertical y 
19x75 [pies] para el separador horizontal, lo que representa 
aproximadamente la mitad de las dimensiones del separador vertical y 
una cuarta parte del separador horizontal. La comparación esquemática 
se puede apreciar en la figura 2.9. En la comparación respecto al peso, se 
supuso llenar los separadores con agua hasta la mitad su capacidad y la 
reducción en carga del separador GLCC resulto en 1/8 respecto al vertical 
y en 1/64 del peso del separador horizontal. 
 
Figura  2.9 Comparación dimensional separador GLCC y convencional 
 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [26], p.9. 
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2.3.3 Separadores trifásicos 
 
Los separadores trifásicos en configuración vertical u horizontal tienen el 
propósito de separar el petróleo, agua y gas. La selección de la 
configuración del separador depende de consideraciones como la 
disponibilidad de espacio. La principal diferencia entre los separadores 
bifásicos y trifásicos es que estos últimos separan también la corriente 
líquida; es decir, se separa el agua libre del petróleo y emulsión; por lo 
cual; para optar por su uso, se debe realizar un análisis que considere la 
cantidad de agua que proviene de pozos, los niveles de presión (alta, 
intermedia y baja), el tamaño de los equipos de deshidratación aguas 
abajo del proceso, costos, entre otros. 
 
Figura  2.10 Separador trifásico vertical 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.255. 
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Figura  2.11 Separador trifásico horizontal 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.246. 
 
En las figuras de separadores trifásicos verticales y horizontales se 
muestra que el flujo que ingresa al equipo es segregado en tres 
corrientes: el gas por la parte superior, el petróleo por la parte intermedia 
en los equipos verticales y al extremo contrario de la entrada para 
recipientes horizontales, el agua de producción sale por la parte inferior 
en ambas configuraciones por constituir la fase más pesada.  
Estos equipos deben disponer de elementos internos para su correcto 
funcionamiento; además de los elementos mencionados para los 
separadores bifásicos, estos equipos deben disponer de un sensor de 
nivel de interfase que controla el nivel alcanzado por la interfase petróleo-
agua, también debe contar con un compartimento o un bafle que 
segregue el petróleo y el agua, para que cada corriente sea enviada a un 
tratamiento diferente. 
 
!
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2.4 DESHIDRATACIÓN SECUNDARIA DEL PETRÓLEO 
 
2.4.1 Tanque de lavado 
 
El tanque de lavado constituye uno de los equipos de tratamiento de 
emulsiones más empleado en el Ecuador para reducir el corte de agua a 
límites inferiores a 1% de BSW. Este tanque dispone de un tiempo de 
retención muy amplio que permite el asentamiento de agua por gravedad 
previo tratamiento de la emulsión con químicos demulsificantes y/o alguna 
fuente externa como el suministro de calor. En las siguientes figuras se 
muestran esquemas típicos de estos equipos; en donde, el tanque de 
lavado con la bota de gas externa es el más empleado en el Ecuador; 
debido a que estos equipos típicamente se usan con flujos de producción 
elevados y generalmente cuando la capacidad del tanque está en el orden 
de los 60.000 barriles, siendo estructuralmente más sencillo disponer de 
una bota externa; además de disponer de espacio adicional en el interior 
del recipiente para la sección de coalescencia. 
Figura  2.12 Tanque de lavado con bota de gas interna 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.353. 
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Figura  2.13 Tanque de lavado con bota de gas externa 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.130. 
 
Los tanques de lavado muchas veces disponen de un sistema de 
distribución de flujo elaborado debido a la deficiente separación que existe 
por el gran tamaño del diámetro. Sin un distribuidor de flujo en el interior 
del tanque de lavado, se genera lo que se denomina “corto circuito”, que 
explicado en forma sencilla es la generación de canalización del fluido en 
un solo espacio, perdiendo área útil del recipiente para la separación en la 
zona de coalescencia, como se indica a continuación en la figura 2.14. 
"
Figura  2.14 Distribución inadecuada de flujo en el tanque de lavado 
 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [10], p.19-20. 
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Para conseguir una distribución adecuada de flujo existen numerosos 
diseños, cuyas configuraciones son muy diversas en tamaño y formas. En 
la figura 2.15, se puede observar un ejemplo de una flauta de distribución 
de flujo, en donde existe una repartición uniforme del flujo en el área 
considerada. El autor recomienda que los agujeros se encuentren entre 
3/8 y 1 pulgada de diámetro y además que la velocidad del fluido a través 
de los agujeros no exceda de 1 pie/s para conseguir una mejor 
distribución; además que la altura del colchón de agua de lavado debe 
encontrarse entre 1 y 2,5 metros a partir del distribuidor de flujo. 
 
Figura  2.15 Distribución adecuada de flujo en el tanque de lavado 
 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [10], p.19-20. 
 
La salida de agua del tanque de lavado debe estar cerca del fondo del 
recipiente con una distancia vertical mínima con el distribuidor de flujo y el 
fondo del tanque, recomendando el autor una distancia entre 0,6 y 1,5 
metros por encima del fondo del tanque para el distribuidor y entre 0,15 y 
0,30 metros por encima del fondo del tanque para la tubería de salida de 
agua para permitir acumulación de arena. 
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Como se mencionó anteriormente, el tanque de lavado dispone de una 
bota de gas que básicamente es un separador bifásico que segrega la 
corriente líquida de la corriente de gas generada principalmente por la 
caída de presión y que generalmente se extiende de 2 a 4 metros por 
encima del tanque. De acuerdo al GPSA, para equipos sin extractor de 
niebla se recomienda que sean separadas gotas entre 300µm y 2.000µm, 
mientras que en los equipos con extractor de niebla, estos dispositivos 
pueden remover gotas entre 3µm y 10µm. En el texto de John Campbell, 
se indica que el punto de quiebre entre niebla y neblina son gotas de 
50µm y que un extractor de niebla trabaja al 100% de eficiencia si se 
separan gotas entre 60 y 70 µm. Por gravedad se pueden separar gotas 
de hasta 10µm, siendo separadas gotas de 20 µm con una eficiencia 
entre el 30 y 40%.  
La pierna de agua para tanques de lavado, mostrada a la izquierda de la 
Figura 2.12 para la salida de agua, es usada satisfactoriamente para 
emulsiones donde la densidad del petróleo está por encima de 20 ºAPI y 
hay suficiente diferencia entre la densidad del petróleo y el agua. 
Rendimientos marginales son obtenidos en petróleos entre 15 a 20 ºAPI y 
para petróleos por debajo de 15 ºAPI las piernas de agua no son usadas. 
Los tanques de lavado también pueden ser combinados con calentadores 
de fuego indirecto o de fuego directo para alcanzar una temperatura de 
tratamiento que facilite la separación de la emulsión. 
 
2.4.2 Tratador térmico  
 
El tratador térmico constituye un equipo de deshidratación para 
emulsiones, que normalmente es usado para obtener cortes de agua 
entre 0,5% a 1% de BSW, a la salida del equipo. Estos equipos se 
encuentran disponibles en configuración vertical y horizontal y 
representan un cierto mejoramiento del sistema combinado entre el 
tanque de lavado y el calentador común mencionado anteriormente. 
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Comparando los tanques de lavado con los tratadores térmicos, 
básicamente éstos últimos tienen menor costo inicial, mayor eficiencia en 
la transferencia de calor, ocupa menor espacio, etc. En contra parte, sus 
principales desventajas tienen que ver con un reducido tiempo de 
retención debido a su menor tamaño, son tecnológica y operacionalmente 
más complicados, disponen de un menor espacio para los sedimentos, 
son más sensibles a los químicos y a la corrosión, normalmente son 
usados para flujos de producción bajos comparado con los tanques de 
lavado. El uso de este equipo debe ser evaluado, básicamente en función 
de lo expuesto en esta sección; por lo que, habrá que analizar parámetros 
tales como, la cantidad de arena, el tamaño y costo del recipiente de 
acuerdo a los flujos a ser tratados, la temperatura del fluido, etc. 
 
Figura  2.16 Tratador térmico vertical 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.364. 
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Figura  2.17 Tratador térmico horizontal 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [7], p.374. 
 
Las Tablas 2.6 y 2.7 publicadas por NATCO, disponen de dimensiones 
típicas de separadores verticales y horizontales, y fueron desarrolladas 
para presiones de diseño hasta 50psig, capacidad de petróleo con un 
tiempo de retención de 60 minutos (el tiempo de retención puede variar 
desde 30min para ºAPI>40 hasta 100min para 15 ºAPI), capacidad de 
agua con un tiempo de retención de 30 minutos (el tiempo de retención 
puede variar entre 15 min y más de 30min), la máxima viscosidad del 
petróleo a la temperatura de tratamiento debe ser de 25 a 30cP y un GOR 
máximo de 1.000 scf/bbl.  
Los tratadores térmicos verticales normalmente son usados con flujos 
bajos mientras que los horizontales con flujos mayores, ver Tabla 2.6 y 
2.7. Este equipo dispone básicamente de cuatro secciones: separación de 
gas, separación de agua libre, calentamiento y lavado de agua y por 
último la sección de coalescencia-sedimentación. La sección de 
separación de gas y la de agua libre debe ser pequeña si este equipo se 
encuentra aguas abajo de un separador, debido a que ya existió la 
separación previa de estos fluidos en la mayor proporción.  
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Tabla 2.6 Capacidades de tratadores térmicos verticales 
 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.136. 
!
Tabla 2.7 Capacidades de tratadores térmicos horizontales 
 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.137. 
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2.4.3 Tratador térmico electrostático 
 
Este tratador constituye un equipo más eficiente que el tratador térmico 
convencional; puesto que puede obtener cortes de agua generalmente 
entre 0,2% a 0,5% de BSW a la salida del equipo. Las desventajas más 
evidentes son: el costo de fabricación, la operación, el mantenimiento, 
entre las más relevantes. 
La molécula de agua es polar; por lo tanto, un campo eléctrico permite la 
coalescencia de las gotas de agua dispersas en la emulsión. Existen dos 
mecanismos que actúan simultáneamente, el primero es que las gotas de 
agua pueden adquirir una carga neta en forma directa por el contacto con 
un electrodo o en forma indirecta como carga convectiva a través de la 
fase orgánica o petróleo y el segundo mecanismo es la generación de 
gradientes polares de las gotas de agua por alineamiento de las 
moléculas con el campo externo y una redistribución de las partículas 
móviles cargadas dentro de la gota. Una gota de agua aislada, en 
contacto con un electrodo, adquiere la siguiente carga (Cho, 1964): ! = 1,65 ∗ ! ∗ !!! ∗ !!"# ∗ !! ∗ ! (2.38) 
 
Donde, !, carga de saturación sobre la gota, ! !!, diámetro de la gota, ! !!"#, constante dieléctrica relativa al petróleo, adimensional !!, constante dieléctrica del vacío, !! = 8,85!10!!"!/! !, campo eléctrico entre electrodos, !/!  (! = !"/∆!) !", diferencia de potencial entre electrodos, ! ∆!, espacio entre electrodos, ! 
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La gota de agua cargada experimenta una fuerza electrostática dada por: !! = ! ∗ ! = 1,65 ∗ ! ∗ !!! ∗ !!"# ∗ !! ∗ !! (2.39) 
 
Donde, !!, fuerza electrostática sobre la gota, ! 
 
Una gota de agua aislada puede tolerar solo un gradiente de potencial 
limitado en su superficie antes que fuerzas eléctricas repulsivas dispersen 
la gota. El criterio de estabilidad para una gota de agua cargada en el 
petróleo es (Lord Rayleigh en la publicación de Doyle, 1964): 
!"#$!! < ! 8 ∗ !!/!!!"# ∗ !! ∗ !! (2.40)  
Donde, !!/!, tensión superficial petróleo-agua, !/! !"#$!!, gradiente de potencial, !/!  (!"#$!! = !) 
 
Recordando que para placas paralelas, el gradiente de potencial es igual 
al campo eléctrico entre placas, se concluye que la ecuación anterior 
determina el máximo campo eléctrico permitido para asegurar la 
estabilidad de las gotas de agua. La magnitud del dipolo inducido en una 
gota de agua polarizada es (Hendricks, 1973): 
! = ! ∗ !! ∗ !! ∗ !! − 1!! − 2  (2.41)  
Donde, !, magnitud del dipolo, ! −! !!, constante dieléctrica relativa al agua, adimensional 
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La relación de fuerzas, electrostática y gravedad, es aproximadamente de 
1000 para un diámetro de gota de 4µm en un petróleo de 20°API y 
expuesto a un gradiente de potencial típico de 5kV/in (Lucas, 1976). Un 
tratador térmico electrostático típico es mostrado en la figura 2.18. La 
sección de calentamiento es idéntica a un tratador térmico convencional 
como el de la figura 2.17. El voltaje típico de estos equipos se encuentra 
entre 10.000 y 15.000 voltios y la separación típica de los electrodos varía 
entre 6 y 8 pulgadas aproximadamente para equipos de corriente DC. 
 
 Figura  2.18 Tratador térmico electrostático 
!
Fuente: Ver referencia bibliográfica [19], p.125. 
 
La mayor y más importante diferencia entre el tratador térmico 
convencional y el electrostático son las rejas-electrodos de alto voltaje 
localizadas arriba de la interfase petróleo-agua en la sección de 
asentamiento-coalescencia. Por supuesto, un violento corto circuito ocurre 
si el nivel del agua sube hasta los electrodos. La siguiente figura, muestra 
el esquema de dichos electrodos con corriente alterna AC. 
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Figura  2.19 Electrodos AC 
 
Fuente:!Ver!referencia!bibliográfica![19],"p.126. 
 
Los coalescedores de corriente directa (DC) y de corriente alterna (AC) 
suministran un alto voltaje y campos eléctricos prolongados, con la 
diferencia que para corriente AC, la distribución de carga y la forma de la 
gota cambia con el tiempo y el campo eléctrico se hace cero cada cierto 
tiempo debido a la forma sinusoidal de la onda de voltaje. 
 
Figura  2.20 Electrodos AC convertidos a DC 
 
Fuente:!Ver!referencia!bibliográfica![19],"p.127. 
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El siguiente gráfico provee una estimación rápida de temperaturas de 
tratamiento y razones de flujo (bopd/ft2) para tratadores horizontales.  Los 
“ft2” es la máxima área horizontal de la sección de coalescencia o 
asentamiento. La información de la Gráfico 2.19 debe ser usada 
únicamente para estimar los parámetros mencionados, los mismos que 
deben ser confirmados con mediciones específicas de laboratorio. 
 
Gráfico  2.19 Estimación temperatura de tratamiento y razón de flujo 
 
Fuente:!Ver!referencia!bibliográfica![19],"p.135. 
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Con la Tabla 2.2 se construye el Gráfico 2.20 para estimar la temperatura 
de tratamiento de tanques de lavado en función del ºAPI del petróleo. 
Gráfico  2.20 Temperatura de tratamiento del Tanque de lavado vs ºAPI 
 
Fuente:!Ver!referencia!bibliográfica![19],!p.134.!Realizado!por:!VELASCO,!Alexander! 
Además de la Tabla 2.6 y 2.7, para fines prácticos en la selección de 
equipos electrostáticos horizontales, se puede usar la Tabla 2.8. 
Tabla 2.8 Capacidad típica de tratadores electrostáticos horizontales 
 
Fuente: Ver referencia bibliográfica [24], p.74. 
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CAPÍTULO III 
3. SIMULACIÓN Y DIMENSIONAMIENTO DE EQUIPOS 
DE PROCESO PARA LA DESHIDRATACIÓN DE 
PETRÓLEO  
 
3.1 CÁLCULO DEL COEFICIENTE DE ARRASTRE GAS–LÍQUIDO 
 
Con las ecuaciones 2.19, 2.24 y 2.27 descritas en el capítulo anterior y 
que se muestran a continuación respectivamente, se puede determinar el 
coeficiente de arrastre gas-líquido y resolver la ecuación de gas: 
R! = ρ! ∗ υ ∗ d!1000 ∗ !!  
C! = !24Re+ 3R!!/! + 0,34 
υ = !0,00362 ∗ ρ! − ρ!ρ! ∗ d!C! !/! 
Donde, !!,  !! , densidad del gas y del petróleo respectivamente, !"/!!  !, velocidad de asentamiento, !/! !!, viscosidad del gas, !" !!, número de Reynolds, adimensional !!, coeficiente de arrastre, adimensional !!, diámetro de gota, !" 
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Una alternativa para resolver las ecuaciones anteriores es la iteración. Se 
ha mencionado anteriormente que la separación gas-líquido no está 
gobernada por la ley de Stokes; por lo cual, los números de Reynolds 
tienden a ser grandes; es decir, que los primeros dos términos de la 
ecuación 2.24 pueden aproximarse a cero, quedando como resultado un 
valor de coeficiente de arrastre (C! = !0,34). Con lo cual, se ha fijado un 
coeficiente de arrastre inicial como criterio para la iteración. 
Reemplazando este valor de coeficiente de arrastre en la ecuación 2.27 
se obtiene la velocidad de asentamiento inicial. 
De acuerdo a lo mencionado, se puede determinar el coeficiente de 
arrastre con el siguiente procedimiento: 
! Comenzar calculando la velocidad de asentamiento inicial con: 
υ = !0,00621 ∗ ρ! − ρ!ρ! ∗ d! !/! 
! Calcular el número de Reynolds, usando el resultado anterior con: 
R! = ρ! ∗ υ ∗ d!1000 ∗ !!  
! Calcular el coeficiente de arrastre, usando el resultado anterior con: 
C! = !24Re+ 3R!!/! + 0,34 
! Recalcular la velocidad de asentamiento, usando el resultado 
anterior con la ecuación 2.27 
υ = !0,00362 ∗ ρ! − ρ!ρ! ∗ d!C! !/! 
! Volver al cálculo del número de Reynolds, usando el resultado 
anterior y repetir el cálculo hasta que el valor del coeficiente de 
arrastre se mantenga constante. 
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3.2 SIMULACIÓN Y DIMENSIONAMIENTO DE SEPARADORES 
BIFÁSICOS 
 
3.2.1 Ecuaciones para el cálculo de separadores bifásicos 
 
• Separador bifásico horizontal 
En la figura 3.1 se muestra el esquema de un separador bifásico 
horizontal a partir del cual se desarrolla el análisis correspondiente.  
 
Figura  3.1 Modelo de separador bifásico horizontal 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
En la figura 3.1 previa se muestran los siguientes parámetros: !!, área ocupada por el gas, !! !!, área ocupada por el líquido, !! !, diámetro del separador, !! ℎ!, altura del gas en el separador, !! ℎ!, altura del líquido en el separador, !! !, ángulo formado del centro a la interfase gas-líquido, !"#$%& !!" , !!!  longitud efectiva y longitud de costura a costura 
respectivamente,!  
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Al igualar el tiempo de retención del gas con el tiempo requerido por la 
gota para caer, se obtiene la ecuación de restricción de gas: 
! ∗ !!" = 34,5 ∗ ! !! ∗ ! ∗ !! ∗ 1− !1− ! ∗ !!!! − !! ∗ !!!! !/!  (3.1)  
La ecuación para el tiempo de retención del líquido es: 
!! ∗ !!" = ! !! ∗ !!4,71!10!! ∗ !  (3.2) 
 
Donde, !!", longitud efectiva del separador, ! !, diámetro del separador, !! !!, flujo de gas, !"#$ !, factor de compresibilidad del gas, !"#$%&'#(&!) !, temperatura de operación, °! !, presión de operación, !"# !, fracción de altura del líquido con respecto al diámetro del separador, !"#$%&'#(&!) !, fracción de área del líquido con respecto al área total del separador, !"#$%&'#(&!) !!,  !! , densidad del gas y del petróleo respectivamente, !"/!!  !!, coeficiente de arrastre, adimensional !!, diámetro de la gota, !" !!, flujo de petróleo, !!/ℎ !!, tiempo de retención del petróleo, !"# 
Resolviendo gráficamente los factores β y α se puede obtener la solución 
de la ecuación 3.1 y 3.2 para diferentes niveles operativos del separador. 
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Además de lo anterior, es necesario establecer distancias adicionales a la 
longitud efectiva (!!") que permitan la ubicación de elementos internos y 
obtener la longitud de costura a costura (!!!) de acuerdo a los criterios: 
Para capacidad de gas: !!! = !!!" + ! 1000 (3.3) 
 
Para capacidad de líquido: 
!!! = 43 !!!" (3.4)  
De las relaciones anteriores se deberá seleccionar el valor más alto. Por 
último, el diseñador debe suministrar un equipo que cumpla con una 
relación de esbeltez razonable para facilitar la etapa del diseño mecánico 
y no incurrir así en re cálculos posteriores; es así que, se recomienda 
relaciones de esbeltez (1000 ∗ !!!/!) entre 3 y 4. 
 
• Separador bifásico vertical convencional 
En la figura 3.2 se muestra el esquema de un separador bifásico vertical 
convencional a partir del cual se desarrolla el análisis correspondiente.  
 
Figura  3.2 Modelo de separador bifásico vertical convencional 
 
! Realizado!por:!VELASCO,!Alexander!  
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En la figura 3.2 previa, se muestran los siguientes parámetros: !!!, longitud costura a costura, !! ℎ, altura de líquido (o altura del petróleo ℎ!), !! !, diámetro del separador, !! 
 
Al igualar la velocidad del gas con la velocidad de asentamiento de la gota 
de líquido, se obtiene ecuación de restricción de gas: 
!! = 34365 ∗ !! ∗ ! ∗ !! ∗ !!!! − !! ∗ !!!! !/!  (3.5)  
Adicionalmente, se debe cumplir la ecuación de tiempo de retención: 
!! ∗ ℎ! = ! !! ∗ !!4,71!10!!  (3.6) 
 
Donde, !, diámetro del separador, !! !!, flujo de gas, !"#$ !, factor de compresibilidad del gas, !"#$%&'#(&!) !, temperatura de operación, °! !, presión de operación, !"# !!,  !! , densidad del gas y del petróleo respectivamente, !"/!!  !!, coeficiente de arrastre, adimensional !!, diámetro de la gota, !" ℎ!, altura del petróleo, !! !!, flujo de petróleo, !!/ℎ !!, tiempo de retención del petróleo, !"# 
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Además de la sección de separación, es necesario establecer espacios 
adicionales a la altura del líquido (ℎ! ), que permitan la ubicación de 
elementos internos y obtener la longitud de costura a costura (!!!).  
Criterio para capacidad de gas: !!! = 1016+ ℎ! + ! (3.7) 
 
Criterio para capacidad de líquido: !!! = 1930+ ℎ! (3.8) 
 
De las relaciones anteriores se deberá seleccionar el valor más alto. Por 
último, el diseñador debe suministrar un equipo que cumpla con una 
relación de esbeltez razonable para facilitar la etapa del diseño mecánico, 
es así que se recomienda relaciones de esbeltez (!!!/!) entre 3 y 4. 
 
• Separador bifásico compacto ciclónico gas – líquido GLCC 
En la figura 3.3 se muestra el esquema de un separador GLCC a partir del 
cual se desarrolla el análisis correspondiente.  
Figura  3.3 Modelo de separador bifásico GLCC 
 
! Fuente:!Ver!referencia!bibliográfica![26],"p.74. 
71!
!
En la figura 3.3 previa, se muestran los siguientes parámetros: !!"#, diámetro del separador, ! !!", longitud de la región de separación de gotas, ! !!"#$%&%, longitud de la región de entrada, ! !!, longitud de la región de vórtice, ! !!", longitud de la región de separación de burbujas, ! !", nivel del líquido, ! !, ángulo de inclinación de la tubería de ingreso, ° 
Considerando la zona turbulenta, la velocidad crítica de gas para evitar el 
arrastre de líquido e inicio de flujo neblina anular es: 
!!!!"#$ = 2,335 ∗ ! ∗!! ∗ !! − !!!!! !/!  (3.9)  !!!!"#$ , velocidad crítica del gas, !/! !! , número de Weber, adimensional !! , densidad de líquido, !"/!! !! , densidad de gas, !"/!! ! , tensión superficial, !"/!! 
Para minimizar el arrastre de líquido en la corriente de gas se considera 
un número Weber !! = 8. Con el cálculo de la velocidad crítica del gas se 
determina el diámetro mínimo del GLCC en la parte superior: 
d!! "# = 4 ∗ Q!π ∗ v!!!"#$ !/!  (3.10)  !!! "# , diámetro crítico mínimo por gas, ! !! , flujo de gas, !!/! 
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Con el fin de mantener la relación de velocidades tangencial y axial en v!"/v!" = 40, y una velocidad recomendada de líquido tangencial de 20 
pie/s, se obtiene una velocidad crítica axial de v!"!!"#$ = 0,5!pie/s  para 
minimizar el arrastre de burbujas en la salida de líquido y una longitud de 
vórtice adecuada. Con lo cual, se determina el diámetro mínimo del GLCC 
en la parte inferior: 
d!! "# = 4 ∗ Q!π ∗ v!"!!"#$ !/!  (3.11)  !!! "# , diámetro crítico mínimo por líquido, ! Q! , flujo de líquido, m!/s 
La velocidad tangencial del líquido a la entrada del separador GLCC se 
encuentra en función de la longitud del vórtice que se genera en el interior 
del recipiente, cuya relación está dada por: 
v!" = 2n+ 4 ∗ ρ! − ρ! ∗ gn+ 2 ∗ ρ! + (ρ! − ρ!) !/! ∗ L!!!"#"$!%&!/!   (3.12)  
Asumiendo una longitud de vórtice recomendada entre 0,305 y 0,61 m (1 
a 2 pie) como valor inicial (L!!!"#"$!%&) y utilizando un valor de n=2, se 
iteran varios valores de !!!!"#"$!%& hasta obtener la velocidad tangencial 
recomendada v!" y conseguir el valor real de la longitud de vórtice  !!. La 
relación de esbeltez en esta sección se calcula con el diámetro 
seleccionado del separador, en base a las velocidades críticas. !!/!!"#)! = !!!/!!"# (3.13) 
Se considera una inclinación de la tubería de ingreso de -27° para 
asegurar estratificación del flujo y una velocidad de entrada de la mezcla 
entre 1,5 y 3 m/s. El diámetro de la sección de entrada se calcula como: 
d!"#$%&% = 4 ∗ (Q! + Q!)π ∗ v!"#$%& !/! (3.14) !!"#$%&% , diámetro de la sección de tubería de entrada, ! v!"#$%& , velocidad de la mezcla, m/s 
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Adicionalmente se calcula el área del líquido en la boquilla de entrada: 
A!!!"#$%&&' = Q!V!" ∗ cos θ (3.15) A!!!"#$%&&' , área de líquido en la boquilla, !! 
Luego puede ser calculada el área total ocupada por la boquilla de 
entrada, considerando un factor F de áreas entre la boquilla y entrada 
(tubería antes de la reducción en el ingreso) entre 0,25 y 0,5. A!"#$%&' = !A!"#$%&% ∗ F (3.16) A!"#$%&&' , área total de la boquilla, !! A!"#$%&% , área de entrada de la tubería antes de la boquilla, !! 
La velocidad tangencial del gas a la entrada del GLCC es: 
!!!! = !!(1− !!) ∗ !!"#$%&&' ∗ cos! (3.17) H! , Factor de colgamiento en líquido, !"#$%&'#(&!) !!!! , velocidad tangencial del gas a la entrada, !/! 
Con estos valores se calcula la relación de esbeltez de esta sección. 
!!"#$%&%/!!"#)! = ! 4 ∗ !!"#$%&%! ∗ ! ∗ 1!!"# ∗ cos! (3.18) 
  !!"#$%&%, longitud de la sección de entrada, ! 
En este punto se determina la velocidad final radial !!" y axial !!" de la 
gota en la fase gaseosa respectivamente con las siguientes ecuaciones: 
!!" = !! − !!!! ∗ 3!!!! ∗ 2 ∗ !!" ∗ ! !!!"# ∗ !!/! (3.19) 
!!" = (!! − !!) ∗ !!!18 ∗ !!  (3.20) 
!
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!! , diámetro de la gota, !! !!, viscosidad del gas, !" !!" , velocidad radial de la gota, !/! !!", velocidad axial de la gota, !/! !!", velocidad superficial del gas, !/! ! ! , intensidad de giro, !"#$%&'#(&!) 
La posición axial de las gotas ∆!!)! , viajando aguas arriba: 
∆!!)! = ! −!!" − !!"!!"(!) !" (3.21) 
La relación de esbeltez de la sección, se calcula con la siguiente ecuación 
!!"/!!"#)! = ! ∆!!)!!!!"#$!!! ∗ 1!!"# (3.22) 
Se determina la velocidad final radial (v!") y axial (v!") de la burbuja: 
v!" = ρ! − ρ!ρ! ∗ 3d!C! ∗ 2v!"Ω zd!"# ∗ r!/! (3.23) 
v!" = (ρ! − ρ!) ∗ d!!18 ∗ !!  (3.24) 
Calcular la posición axial de las gotas viajando aguas arriba: 
∆z!)! = ! −v!" − v!"v!"(r) dr (3.25) 
Calcular la relación de esbeltez d esta sección: 
L!"/d!"#)! = ! ∆z!)!!!!"#$!!! ∗ 1d!"# (3.26) 
Finalmente la relación de esbeltez total se obtiene de la suma de las 
relaciones individuales, con lo que se obtienen las dimensiones: L!"#/d!"#)! = L!/d!"#)! + L!"#$%&%/d!"#)! + L!"/d!"#)! + !!"/!!"#)! (3.27) 
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3.2.2 Procedimiento de cálculo para separadores bifásicos 
• General 
1. Determinar propiedades de fluidos a la temperatura de operación. 
2. Calcular el coeficiente de arrastre !!!! 
3. Seleccionar el tipo de separador, horizontal o vertical. 
4. Seleccionar el tamaño de gota mínimo que debe ser separada 
tanto para la separación en gas como en petróleo. 
5. Seleccionar los tiempos de retención de acuerdo a los criterios 
mencionados en el capítulo 2. 
• Separador bifásico horizontal 
1. Calcular valores de d, !!" que satisfagan la restricción de gas: ! ∗ !!" = 34,5 ∗ !! ∗ ! ∗ !! ∗ 1− !1− ! ∗ !!!! − !! ∗ !!!! !/! 
2. Calcular valores de d, !!" que satisfagan la ecuación: !! ∗ !!" = ! !! ∗ !!4,71!10!! ∗ ! 
3. Estimar la longitud de costura a costura, el mayor valor de: !!! = !!!" + !/1000 !!! = 43 !!!" 
4. Seleccionar un tamaño razonable de diámetro y longitud, 
considerando relaciones de esbeltez (1000 ∗ !!!/!) entre 3 y 4.  
• Separador bifásico vertical convencional 
1. Calcular valores de d, !!" que satisfagan la restricción de gas: !! = 34365 ∗ !! ∗ ! ∗ !! ∗ !!!! − !! ∗ !!!! !/! 
2. Calcular valores de d, !!" que satisfagan la ecuación: !! ∗ ℎ! = ! !! ∗ !!4,71!10!! 
3. Estimar la longitud de costura a costura, con el mayor valor de: !!! = 1016+ ℎ! + ! !!! = 1930+ ℎ! 
4. Seleccionar un tamaño razonable de diámetro y longitud, 
considerando relaciones de esbeltez (!!!/!) entre 3 y 4.  
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• Separador bifásico compacto ciclónico gas – líquido GLCC 
 
1. Calcular la velocidad crítica de gas para evitar el inicio de flujo 
neblina anular: 
!!!!"#$ = 2,335 ∗ ! ∗!! ∗ !! − !!!!! !/!!
Se considera un número Weber de !! = 8, para un diámetro mínimo de 
tamaño de gota por restricción de gas. 
2. Calcular el diámetro mínimo del GLCC, de acuerdo a la restricción 
de gas por velocidad crítica: 
!!! "# = 4 ∗ !!! ∗ !!!!"#$ !/!!
3. Con el fin de mantener la relación de  v!"/v!" = 40, y una velocidad 
de líquido tangencial de 20 pie/s, se obtiene una velocidad crítica 
en líquido de v!"!!"#$ = 0,5!!"#/! . Con lo cual, se determina el 
diámetro mínimo del GLCC, de acuerdo a la restricción de líquido 
por velocidad crítica: !!! "# = 4 ∗ !!! ∗ !!"!!"#$ !/! 
4. Calcular la velocidad tangencial del líquido a la entrada del GLCC: 
v!" = 2n+ 4 ∗ ρ! − ρ! ∗ gn+ 2 ∗ ρ! + (ρ! − ρ!) !/! ∗ L!!!"#"$!%&!/!  
Asumiendo una longitud de vórtice recomendada entre 0,305 y 0,61 m (1 
a 2 pie) como un valor inicial (!!!!"#"$!%&). Además se puede utilizar un 
valor de n=2; con lo cual, luego de iterar varios valores de !!!!"#"$!%& hasta 
obtener la velocidad tangencial recomendada v!"  se consigue el valor real 
de la longitud de vórtice  !!. 
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5. Calcular la relación de esbeltez de esta sección, considerando el 
diámetro mínimo del separador determinado con el mayor de los 
diámetros calculados con las velocidades críticas: !!/!!"#)! = !!!/!!"#!!
6. Se considera una inclinación de la tubería de ingreso de -27° para 
asegurar estratificación del flujo y una velocidad de entrada de la 
mezcla entre 1,5 y 3 m/s. El diámetro de la sección de entrada se 
calcula como: !!"#$%&% = 4 ∗ (!! + !!)! ∗ !!"#$%& !/! 
7. Calcular el área ocupada por el líquido en la boquilla de entrada: !!!!"#$%&&' = !!!!" ∗ cos! 
8. Calcular el área total ocupada por la boquilla de entrada, 
considerando una relación de áreas de boquilla y entrada F entre 
0,25 y 0,5: !!"#$%&' = !!!"#$%&% ∗ ! 
9. Calcular la velocidad tangencial del gas a la entrada del GLCC: !!!! = !!(1− !) ∗ !!"#$%&&' ∗ cos! 
10.  Calcular la relación de esbeltez d esta sección: !!"#$%&%/!!"#)! = ! 4 ∗ !!"#$%&%! ∗ ! ∗ 1!!"# ∗ cos! 
11. Determinar la velocidad final radial y axial de la gota en la fase 
gaseosa respectivamente con las siguientes ecuaciones: 
!!" = !! − !!!! ∗ 3!!!! ∗ 2!!"! !!!"# ∗ !!/! 
!!" = (!! − !!) ∗ !!!18 ∗ !!  
12. Calcular la posición axial de las gotas viajando aguas arriba: ∆!!)! = ! −!!" − !!"!!"(!) !" 
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13. Calcular la relación de esbeltez de esta sección: 
!!"/!!"#)! = ! ∆!!)!!!!"#$!!! ∗ 1!!"# 
14. Determinar la velocidad final radial y axial de la burbuja en la fase 
líquida respectivamente con las siguientes ecuaciones: 
!!" = !! − !!!! ∗ 3!!!! ∗ 2!!"! !!!"# ∗ !!/! 
!!" = (!! − !!) ∗ !!!18 ∗ !!  
15. Calcular la posición axial de las gotas viajando aguas arriba: ∆!!)! = ! −!!" − !!"!!"(!) !" 
16. Calcular la relación de esbeltez d esta sección: 
!!"/!!"#)! = ! ∆!!)!!!!"#$!!! ∗ 1!!"# 
17. Finalmente la relación de esbeltez total se obtiene de la suma de 
las relaciones individuales, con lo que se obtienen las dimensiones: 
 !!"#/!!"#)! = !!/!!"#)! + !!"#$%&%/!!"#)! + !!"/!!"#)! + !!"/!!"#)! 
 
Con lo cual, se puede verificar fácilmente que la longitud total del 
separador GLCC es: !!"# = !! + !!"#$%&% + !!" + !!" 
 
A este criterio de longitud para el separador GLCC puede ser incorporado 
una longitud o distancia adicional para la inclusión de elementos internos 
que aporten con la minimización de los efectos de arrastre mencionados 
en este tipo de equipos, tales como una malla de neblina en la salida de 
gas. Normalmente se considera una distancia entre 20 y 25 cm para este 
interno, lo cual queda a criterio del diseñador. 
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3.3 SIMULACIÓN Y DIMENSIONAMIENTO DE SEPARADORES 
TRIFÁSICOS 
 
3.3.1 Ecuaciones para el cálculo de separadores trifásicos 
 
• Separador trifásico horizontal 
En la figura 3.4 se muestra el esquema de un separador trifásico 
horizontal a partir del cual se desarrolla el análisis correspondiente. 
Figura  3.4 Modelo de separador trifásico horizontal 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
En la figura 3.4 previa se muestran entre otros, los siguientes parámetros: !!, área ocupada por el gas, !! !!, área ocupada por el petróleo, !! !!, área ocupada por el agua, !! !, diámetro del separador, !! ℎ!, altura del gas en el separador, !! ℎ!, altura del líquido en el separador (ℎ! = ℎ! + ℎ!), !! ℎ!, altura de la capa de petróleo en el separador, !! ℎ!, altura de la capa de agua en el separador, !! !, ángulo formado del centro a la interfase gas-líquido, !"#$%& 
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Al igualar el tiempo de retención del gas con el tiempo requerido por la 
gota para caer, se obtiene ecuación de restricción de gas: 
! ∗ !!" = 34,5 ∗ ! !! ∗ ! ∗ !! ∗ 1− !1− ! ∗ !!!! − !! ∗ !!!! !/!  (3.28)  
 
La ecuación para el tiempo de retención del líquido es: 
!! ∗ !!" = !!! ∗ !! + !! ∗ !!4,71!10!! ∗ !   (3.29) 
 
Donde, !!", longitud efectiva del separador, ! !, diámetro del separador, !! !!, flujo de gas, !"#$ !, factor de compresibilidad del gas, !"#$%&'#(&!) !, temperatura de operación, °! !, presión de operación, !"# !, fracción de altura del líquido con respecto al diámetro del separador, !"#$%&'#(&!) !, fracción de área del líquido con respecto al área total del separador, !"#$%&'#(&!) !!,  !! , densidad del gas y del petróleo respectivamente, !"/!!  !!, coeficiente de arrastre, !"#$%&'#(&!) !!, diámetro de la gota, !" !! , ! !, flujo de petróleo y agua respectivamente, !!/ℎ !! , !!, tiempo de retención del petróleo y agua respectivamente, !"# 
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Para calcular la altura máxima de la capa de petróleo en el separador que 
permita la separación de las gotas de agua en el petróleo, se debe 
satisfacer la siguiente expresión: 
ℎ!,!"# = !0,033 ∗ !! ∗ ∆!" ∗ !!!!   (3.30) 
 
Donde, ℎ!,!"#, altura máxima del petróleo en el separador, !! !, viscosidad del petróleo, !" ∆!", diferencia de densidades específicas de líquido, !"#$%&'#(&!) !!, tiempo de retención del petróleo, !"# !!, diámetro de la gota, !" 
 
Para determinar el diámetro máximo para la separación del petróleo y 
agua se requiere conocer altura de la capa de petróleo en el separador; 
es decir, determinando primero la fracción de área ocupada por el agua y 
restando de la capa de líquido total se puede obtener la fracción 
correspondiente a la capa de petróleo. 
!! = ! ! ∗ !! ∗ !!!! ∗ !! + !! ∗ !!  (3.31) 
 
Donde, !! , fracción de área del agua con respecto al área total, !"#$%&'#(&!)  !, fracción de área del líquido con respecto al área total del separador, !"#$%&'#(&!) !! , ! !, flujo de petróleo y agua respectivamente, !!/ℎ !! , !!, tiempo de retención del petróleo y agua respectivamente, !"# 
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Una vez obtenida la fracción de área del agua (!!), se puede obtener su 
fracción de altura (!!)  correspondiente. Con lo cual, se calcula el 
diámetro máximo de separación petróleo y agua, con la siguiente relación: 
!!"# = ! ℎ!,!"#! − !!!  (3.32) 
 
Donde, !! , fracción de altura del agua con respecto al diámetro del separador, !"#$%&'#(&!)  !!"#, diámetro interno máximo del separador, !! 
 
Además de la sección de separación, en la longitud efectiva (!!"), es 
necesario establecer distancias adicionales que permitan la ubicación de 
elementos internos y obtener la longitud de costura a costura (!!!): 
Para capacidad de gas: !!! = !!!" + ! 1000 (3.33) 
 
Para capacidad de líquido: 
!!! = 43 !!!" (3.34)  
De los resultados de las relaciones anteriores se deberá seleccionar el 
valor más alto. Por último, el diseñador debe suministrar un equipo que 
cumpla con una relación de esbeltez razonable para facilitar la etapa del 
diseño mecánico y no incurrir así en re cálculos posteriores; se 
recomienda relaciones de esbeltez (1000!!!!/!) entre 3 y 4. 
 
• Separador trifásico vertical 
En la figura 3.5 se muestra el esquema de un separador trifásico vertical a 
partir del cual se desarrolla el análisis correspondiente. 
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Figura  3.5 Modelo de separador trifásico vertical 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
En la Figura 3.5 previa, se muestran los siguientes parámetros: !!!, longitud costura a costura, !! ℎ, altura de líquido (ℎ! + ℎ!), !! ℎ! , ℎ! , altura del agua y petróleo respectivamente, !! !, diámetro del separador, !! 
Al igualar la velocidad del gas con la velocidad de asentamiento de la gota 
de líquido, se obtiene ecuación de restricción de gas: 
!! = 34365 ∗ !! ∗ ! ∗ !! ∗ !!!! − !! ∗ !!!! !/!  (3.35)  
Para la separación de gotas de agua del petróleo es necesario satisfacer 
la siguiente relación: 
!! = 6,37!10! ∗ ! !! ∗ !!∆!" ∗ !!!   (3.36) 
 
Adicional a lo anterior, se debe satisfacer la ecuación para el tiempo de 
retención del líquido: 
!! ∗ (ℎ!+!ℎ!) = !!! ∗ !! + !!! ∗ !!4,71!10!!   (3.37) 
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Donde, !, diámetro del separador, !! !!, flujo de gas, !"#$ !, factor de compresibilidad del gas, !"#$%&'#(&!) !, temperatura de operación, °! !, presión de operación, !"# !!,  !! , densidad del gas y del petróleo respectivamente, !"/!!  !!, coeficiente de arrastre, adimensional !!, diámetro de la gota, !" ∆!" , diferencia de densidad específica entre el agua y el petróleo, !"#$%&'#(&!) !! , viscosidad del petróleo, !" ℎ! , ℎ!, altura del aguay petróleo respectivamente, !! !! , !!, flujo del agua y petróleo respectivamente, !!/ℎ !! , !!, tiempo de retención del agua y petróleo respectivamente, !"# 
 
Además de la sección de separación, es necesario establecer distancias 
adicionales a la altura del líquido (ℎ ), que permitan la ubicación de 
elementos internos y obtener la longitud de costura a costura (!!!):  
Para capacidad de gas: !!! = 1016+ ℎ! + ℎ! + ! (3.38) 
 
Para capacidad de líquido: !!! = 1930+ ℎ! + ℎ! (3.39) 
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De las relaciones anteriores se deberá seleccionar el valor más alto. Por 
último, el diseñador debe suministrar un equipo que cumpla con una 
relación de esbeltez razonable para facilitar la etapa del diseño mecánico 
y no incurrir así en re cálculos posteriores; es así que se recomienda 
relaciones de esbeltez (!!!/!) entre 3 y 4. 
 
3.3.2 Procedimiento de cálculo para separadores trifásicos 
 
• General 
1. Determinar propiedades de fluidos a la temperatura de operación. 
2. Calcular el coeficiente de arrastre !!!! 
3. Seleccionar el tipo de separador, horizontal o vertical, para seguir 
el procedimiento descrito en los siguientes puntos. 
4. Seleccionar el tamaño de gota mínimo tanto para la separación en 
gas como en petróleo, con datos experimentales o usando los 
criterios descritos en el capítulo 2. 
5. Seleccionar los tiempos de retención de acuerdo a los criterios 
mencionados en el capítulo 2. 
 
• Separador trifásico horizontal 
1. Calcular d, !!" que satisfagan la ecuación de restricción de gas: ! ∗ !!" = 34,5 ∗ !! ∗ ! ∗ !! ∗ 1− !1− ! ∗ !!!! − !! ∗ !!!! !/! 
 
2. Calcular d, !!" que satisfagan la ecuación de tiempo de retención: !! ∗ !!" = !!! ∗ !! + !! ∗ !!4,71!10!! ∗ !  
 
3. Calcular la altura máxima del petróleo en el separador:  
ℎ!,!"# = !0,033 ∗ !! ∗ ∆!" ∗ !!!!  
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4. Calcular la fracción del área de agua con respecto al área total: 
!! = ! ! ∗ !! ∗ !!!! ∗ !! + !! ∗ !! 
Con esto determinar la fracción en altura de agua correspondiente !!. 
5. Calcular el diámetro interno máximo del separador: !!"# = ! ℎ!,!"#! − !!! 
6. Estimar la longitud de costura a costura, el mayor valor de: !!! = !!!" + ! 1000 !!! = 43 !!!" 
7. Seleccionar un tamaño razonable de diámetro y longitud, 
considerando relaciones de esbeltez (1000!!!!/!) entre 3 y 4.  
 
• Separador trifásico vertical 
1. Calcular d, !!" que satisfagan la ecuación de restricción de gas: !! = 34365 ∗ !! ∗ ! ∗ !! ∗ !!!! − !! ∗ !!!! !/! 
2. Determinar el diámetro interno del separador para satisfacer la 
separación de gotas de agua de la corriente de petróleo. 
!! = 6,37!10! ∗ ! !! ∗ !∆!" ∗ !!!  
3. Calcular d, !!" que satisfagan la ecuación de tiempo de retención: !! ∗ (ℎ!+!ℎ!) = !!! ∗ !! + !!! ∗ !!4,71!10!!  
 
4. Estimar la longitud de costura a costura, con el mayor valor de: !!! = 1016+ ℎ! + ℎ! + ! !!! = 1930+ ℎ! + ℎ! 
 
5. Seleccionar un tamaño razonable de diámetro y longitud, 
considerando relaciones de esbeltez (!!!/!) entre 3 y 4.  
 
87!
!
3.4 SIMULACIÓN Y DIMENSIONAMIENTO DE TANQUE DE LAVADO 
Y BOTA GAS 
 
3.4.1 Ecuaciones para el cálculo de tanques de lavado y bota de gas 
 
• Tanque de lavado 
En la figura 3.6 se muestra el modelo de un tanque de lavado, a partir del 
cual se desarrolla el análisis correspondiente. 
Figura  3.6 Modelo de tanque de lavado 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
En la Figura 3.6 previa, se muestran los siguientes parámetros: !"#!", contenido de agua y sedimentos en la entrada del tanque, % !"#!"#, contenido de agua y sedimentos a la salida de petróleo, % !!, !! flujo de petróleo y agua respectivamente, salida del tanque, !!/ℎ !′!, flujo de gas de salida del tanque, !"#$ !, diámetro interno del tanque, !! ℎ! , ℎ! , ℎ! altura del agua, petróleo y gas respectivamente, !! !°, temperatura de tratamiento de la emulsión, °!. 
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Las ecuaciones para tanques de lavado son similares a las correlaciones 
de tratadores verticales, debido a que el patrón de flujo y la geometría son 
similares. Sin embargo, como se ha mencionado anteriormente este 
equipo presenta problemas de corto-circuito por su deficiente distribución 
de flujo debido a su gran diámetro. Es por esto que en la relación se 
incluye un factor F de corto circuito. 
! = !25230 ∗ ! ∗ !! ∗ !!∆!" ∗ !!! !/!  (3.40)  
Es indispensable disponer de un tiempo de retención adecuado para que 
las gotas de agua puedan separarse del petróleo: 
!!ℎ! = ! ∗ !! ∗ !!4,713!10!!  (3.41) 
 
Donde, !, mínimo diámetro interno del tanque de lavado, !! ∆!" , diferencia de densidad específica entre el agua y el petróleo, !"#$%&'#(&!) !!, flujo de petróleo, !!/ℎ !!, diámetro de la gota de agua, !" !! , viscosidad del petróleo, !" !, factor de corto circuito, !"#$%&'#(&!) ℎ! , altura de la sección de coalescencia del petróleo, !! !! , tiempo de retención del petróleo, !"# 
 
Primero hay que resolver la ecuación 3.40 para (d), asumiendo F=1. Si !! ≤ 1220!! , entonces esta es la respuesta final. Si !! > 1220!! , 
entonces sustituir ! = !/1220 en la ecuación 3.40. 
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Tomando las recomendaciones de la bibliografía existente y resumidos en 
la figura 3.6 se puede establecer la altura total de costura a costura del 
recipiente de acuerdo a los siguientes criterios: 
Altura mínima: ! = 2600+ ℎ! (3.42) 
 
Altura máxima: ! = 5000+ ℎ! (3.43) 
 
Donde, !, altura de costura a costura del tanque de lavado, !! 
 
• Bota de gas 
En la figura 3.7 se muestra el modelo de la bota de gas para el tanque de 
lavado, a partir del cual se desarrolla el análisis correspondiente. 
 
Figura  3.7 Modelo de la bota de gas 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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En la Figura 3.7 previa, se muestran los siguientes parámetros: ℎ, altura de la sección correspondiente al tanque de lavado, !! !, diámetro interno de la bota de gas del tanque de lavado, !! !!", flujo de petróleo y emulsión en la bota de gas, !!/ℎ !!, flujo de gas en la bota, !"#$ 
Como se mencionó anteriormente, la bota de gas se trata de un 
separador bifásico cuyo único objetivo es separar el gas proveniente de la 
corriente de petróleo, debido principalmente a la caída de presión desde 
los equipos de separación aguas arriba de la bota. De acuerdo a lo 
anterior y tomando un diámetro de gota conservador de acuerdo a los 
criterios del capítulo 2, se obtiene la siguiente correlación propuesta que 
se debe satisfacer para reducir el arrastre de líquido en la corriente de gas 
que sale de la bota sin tener que colocar ningún extractor de niebla para 
una libre evacuación. 
!! = 4860 ∗ !! ∗ ! ∗ !! ∗ !!!! − !! ∗ !! !/!  (3.44)  
(Ecuación!propuesta!por:!VELASCO,!Alexander) 
Donde, !, mínimo diámetro interno de la bota de gas, !! !!, flujo de gas, !"#$ !, factor de compresibilidad del gas, !"#$%&'#(&!) !, temperatura de operación, °! !, presión de operación, !"#  !!,  !! , densidad del gas y del petróleo respectivamente, !"/!!  !!, coeficiente de arrastre calculado con !! = 50!", !"#$%&'#(&!) 
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La altura de la bota de gas básicamente está determinada por la altura del 
tanque de lavado para permitir la misma altura de líquido; puesto que 
ambos se encuentran conectados por vasos comunicantes. Además de lo 
anterior, es una práctica común establecer una altura adicional para la 
separación de gas, que va de 2 a 4 metros por encima del tanque. El 
diseño mecánico deberá considerar un estudio de esbeltez y anclajes 
adecuados debido a su geometría. 
 
Altura mínima: ℎ = 2000+ ! (3.45) 
 
Altura máxima: h = 4000+ H (3.46) 
 
Donde, h, altura de costura a costura de la bota de gas, mm 
 
3.4.2 Procedimiento de cálculo para tanques de lavado y bota de gas.      
 
1. Seleccionar la temperatura de tratamiento de la emulsión con la 
Gráfico 2.20 
2. Determinar propiedades de fluidos a la temperatura de tratamiento. 
3. Seleccionar el tamaño de gota mínimo que debe ser separada con 
datos experimentales o usando las ecuaciones 2.29 y 2.31 
4. Repetir este procedimiento para diferentes temperaturas para 
poder decidir un equipo eficiente y económicamente atractivo.   
5. Calcular el mínimo diámetro interno del tanque con la ecuación 
3.40 a la temperatura de tratamiento, asumiendo F=1: 
 ! = !25230 ∗ ! ∗ !! ∗ !!∆!" ∗ !!! !/! 
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Si !! ≤ 1220!!, entonces esta es la respuesta final. Si !! > 1220!!, 
entonces sustituir ! = !/1220 en la ecuación 3.40. 
 
6. Resolver la ecuación de restricción de tiempo de retención del 
petróleo para diferentes combinaciones de altura y diámetro con la 
ecuación 3.41 y el Gráfico 2.17. 
!!ℎ! = ! ∗ !! ∗ !!4,713!10!! 
7. Obtener la altura total mínima y máxima del recipiente de acuerdo 
a los siguientes criterios y seleccionar el valor más adecuado 
considerando parámetros de proceso del agua de lavado. 
 ! = 2600+ ℎ! ! = 5000+ ℎ! 
 
8. Determinar el diámetro de la bota de gas: 
 !! = 4860 ∗ !! ∗ ! ∗ !! ∗ !!!! − !! ∗ !! !/! 
 
9. Determinar la altura total de la bota de gas: 
 ℎ = 2000+ ! ℎ = 4000+ ! 
 
Si la emulsión es calentada después que el gas haya sido separado, 
como por ejemplo luego de pasar de la bota de gas, se debe calcular la 
altura necesaria del colchón en el tanque para mantener el petróleo por 
encima de su punto de burbuja. Esto con el fin de evitar vaporización 
adicional o liberación de más cantidad de componentes livianos en forma 
de gas; lo cual, es una condición no deseable en un tanque de lavado. 
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3.5 SIMULACIÓN Y DIMENSIONAMIENTO DE TRATADORES 
TÉRMICOS 
 
3.5.1 Ecuaciones para el cálculo de tratadores térmicos 
 
• General 
La principal fuente de separación de una emulsión en un tratador térmico 
convencional es la adición de calor de acuerdo a la siguiente expresión: ! = 1100 ∗ !! ∗ ∆! ∗ [0,5 ∗ !"! + 0,1] (3.47) 
 
Donde, q, calor de ingreso, kW !!, flujo de petróleo a ser tratado, !!/ℎ ∆!, incremento en temperatura, °!, °! !"!, densidad específica del petróleo con respecto al agua, !"#$%&'#(&!) 
• Tratadores térmicos horizontales 
Para la sección de sedimentación se debe satisfacer: 
! ∗ !!" = 5,0!10! ∗ ! ∗ !! ∗ !!∆!" ∗ !!!   (3.48) 
 
Para la restricción por tiempo de retención se debe satisfacer: 
!! ∗ !!" = !! ∗ !!3,535!10!!  (3.49) 
  
• Tratadores térmicos verticales  
Para la sección de sedimentación se debe satisfacer:  
! = 25230 ∗ ! ∗ !! ∗ !!∆!" ∗ !!! !/!  (3.50)  
 
94!
!
Para la restricción por tiempo de retención se debe satisfacer: 
!! ∗ ℎ = !! ∗ !!4,713!10!!  (3.51) 
 
Donde, !, mínimo diámetro interno del tratador, !! ℎ, altura de coalescencia, !! ∆!", diferencia de densidad específica entre agua-petróleo, !"#$%&'#(&!) !!, flujo de petróleo, !!/ℎ !!, diámetro de la gota de agua, !" !! , viscosidad del petróleo, !" !, factor de corto circuito, !"#$%&'#(&!) !!" , longitud efectiva del tratador, !! !! , tiempo de retención del petróleo, !"# 
 
3.5.2 Procedimiento de cálculo para tratadores térmicos 
 
• General 
1. Seleccionar la temperatura de tratamiento de la emulsión con la 
Gráfico 2.19. 
2. Determinar la entrada de calor requerida con la ecuación. ! = 1100 ∗ !! ∗ ∆! ∗ [0,5 ∗ !"! + 0,1] 
3. Determinar propiedades de fluidos a la temperatura de tratamiento. 
4. Seleccionar el tipo de tratador, horizontal o vertical, para seguir el 
procedimiento descrito en los siguientes puntos. 
5. Seleccionar el tamaño de gota mínimo que debe ser separada con 
datos experimentales o usando las ecuaciones 2.29 o 2.31 
6. Repetir este procedimiento para diferentes temperaturas para 
poder decidir un equipo eficiente y económicamente atractivo.   
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• Tratadores térmicos horizontales 
 
1. Para varios diámetros estándar, elaborar una tabla de longitudes 
efectivas contra diámetros estándar usando la ecuación ! ∗ !!" = 5,0!10! ∗ ! ∗ !! ∗ !!∆!" ∗ !!!  
 
2. Para los mismos diámetros usados en el paso anterior, calcular las 
longitudes efectivas requeridas, usando la ecuación  !! ∗ !!" = !! ∗ !!3,535!10!! 
 
3. Seleccionar un tratador que satisface los requerimientos de la 
longitud efectiva más grande para el diámetro seleccionado.   
 
• Tratadores térmicos verticales 
1. Calcular el diámetro mínimo del tratador usando la ecuación ! = 25230 ∗ ! ∗ !! ∗ !!∆!" ∗ !!! !/! 
 
2. Para varios diámetros, más grandes que el mínimo diámetro, 
calcular la altura requerida en la sección de sedimentación usando 
la ecuación 3.32. !! ∗ ℎ = !! ∗ !!4,713!10!! 
 
3. Calcular la altura requerida para mantener el petróleo por encima 
de la presión del punto de burbuja, si la emulsión fue calentada 
después de que el gas haya sido separado de dicha corriente. 
 
4. Seleccionar un tamaño estándar de tratador de la información del 
vendedor que satisfaga los requerimientos anteriores. 
!
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3.6 DIMENSIONAMIENTO DE TRATADORES TÉRMICOS 
ELECTROSTÁTICOS 
 
3.6.1 Ecuaciones para el cálculo de tratadores térmicos electrostáticos 
 
• General 
Al igual que los tratadores térmicos convencionales, los tratadores 
térmicos electrostáticos deben cumplir con la siguiente ecuación para 
temperatura de tratamiento requerida. ! = 1100 ∗ !! ∗ ∆! ∗ [0,5 ∗ !"! + 0,1]  
Donde, q, calor de ingreso, kW !!, flujo de petróleo a ser tratado, !!/ℎ ∆!, incremento en temperatura, °!, °! !"!, densidad específica del petróleo con respecto al agua, !"#$%&'#(&!) 
 
Cabe indicar que en la bibliografía existente, únicamente existe el 
procedimiento que se describe a continuación en esta sección, la cual 
constituye solo una aproximación de cálculo, que no debe ser tomada 
como un diseño final. Por lo cual, el diseño final debe ser confirmado por 
el fabricante del equipo. 
 
• Tratador térmico electrostático horizontal 
Para la sección de sedimentación se debe satisfacer: 
!! = !!!!!! (3.52) 
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Para el tratador electrostático seleccionado se debe calcular: 
!! = ! ∗ !2  (3.53) 
  
• Tratador térmico electrostático vertical  
Para el dimensionamiento del tratador térmico electrostático vertical se 
debe calcular únicamente el calor requerido y seguir los puntos del 
procedimiento para este equipo. 
Donde, !!, área de coalescencia requerida, !!!(!"#!) !!, área de coalescencia seleccionada, !!!(!"#!) !!, flujo de petróleo a ser tratado, !!/ℎ!(!"#$) !!!!, flujo de tratamiento de petróleo, !!/ℎ/!!!(!"#$/!"!) !, diámetro del tratador, !!!(!"#) !, longitud total del tratador, !!!(!"#) 
!
3.6.2 Procedimiento de cálculo para tratadores térmicos electrostáticos 
 
• General 
1. Seleccionar la temperatura de tratamiento de la emulsión con la 
Gráfico 2.19. 
2. Determinar la entrada de calor requerida con la ecuación. ! = 1100 ∗ !! ∗ ∆! ∗ [0,5 ∗ !"! + 0,1] 
3. Determinar propiedades de fluidos a la temperatura de tratamiento. 
4. Seleccionar el tipo de tratador electrostático, horizontal o vertical, 
para seguir el procedimiento descrito en los siguientes puntos. 
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• Tratador térmico electrostático horizontal 
1. Para varios diámetros y longitudes estándar de la Tabla 2.7, 
seleccionar las dimensiones del tratador térmico electrostático 
equivalente a un tratador térmico convencional, que cumpla con el 
requerimiento de calor, calculado con la ecuación 3.47 e indicado 
en el procedimiento general en el punto 2. 
2. Además del requerimiento de calor, verificar que el equipo 
seleccionado cumpla con las capacidades de tratamiento; es decir, 
con el flujo de petróleo, agua y gas. 
3. Seleccionar el flujo de tratamiento (!!!!, bopd/ft2) de acuerdo al ºAPI 
y al tipo de tratador electrostático en el Gráfico 2.19 
4. Calcular el área de coalescencia requerida de acuerdo al flujo de 
petróleo a ser tratado y al flujo de tratamiento del punto anterior. !! = !!!!!! 
5. Calcular el área de la sección de coalescencia del tratador 
electrostático seleccionado. !! = ! ∗ !2  
6. Verificar que el área de coalescencia requerida en el punto 4 sea 
mayor que el área de la sección de coalescencia del punto 5 del 
tratador electrostático seleccionado. Si no se cumple esta 
condición y las demás condiciones, entonces seleccionar otro 
tratador de la tabla hasta que cumpla todos los requerimientos. 
 
• Tratador térmico electrostático vertical 
1. Para varios diámetros y longitudes estándar de la Tabla 2.6, 
seleccionar las dimensiones del tratador térmico electrostático 
equivalente a un tratador térmico convencional, que cumpla con el 
requerimiento de calor, calculado con la ecuación 3.47 e indicado 
en el procedimiento general en el punto 2. 
2. Además del requerimiento de calor, verificar que el equipo 
seleccionado cumpla con las capacidades de tratamiento; es decir, 
con el flujo de petróleo, agua y gas. 
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CAPÍTULO IV 
4. APLICACIÓN PRÁCTICA 
 
4.1 PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
 
Una empresa operadora de petróleo radicada en el Ecuador, a quien 
denominaremos como cliente, requiere realizar una evaluación técnica de 
capacidad de los equipos de deshidratación de petróleo existentes en una 
de sus estaciones, debido a un nuevo pronóstico de producción entregado 
por el personal de reservorios para los próximos 10 años (ver Anexo A). 
Para esta evaluación técnica, el cliente ha informado que el flujo de 
producción proveniente de los pozos es tratado en forma simultánea por 
los separadores trifásicos horizontales V-001 y V-002; luego de lo cual, el 
flujo de petróleo y emulsión de los dos recipientes es enviado a la bota de 
gas B-001 e inmediatamente a su tanque de lavado correspondiente T-
001. Posteriormente el petróleo es enviado al tanque de despacho T-002 
para su disposición final hacia el oleoducto.   
El alcance del análisis de capacidad que solicita el cliente, incluye a los 
siguientes equipos de deshidratación: V-001, V-002 y T-001 (incluida su 
bota de gas B-001); para lo cual, se debe considerar el nuevo pronóstico 
de producción, bases y criterios de diseño acordadas con el cliente y los 
datos de entrada suministrados que se describen a continuación en este 
capítulo. El análisis de capacidad tiene por objetivo fundamental, verificar 
si los equipos actualmente instalados podrían manejar los fluidos de 
producción del pronóstico para realizar un tratamiento de deshidratación 
adecuado hasta los niveles de BSW requeridos en esta localidad, 
indicando las recomendaciones operacionales pertinentes o elaborar las 
especificaciones de los equipos nuevos correspondientes si es el caso.  
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4.2 DATOS DE ENTRADA 
 
La información de la Tabla 4.1 es obtenida a partir de los planos 
mecánicos y la información de las Tablas 4.2, 4.3 y 4.4 es obtenida de los 
planos isométricos de tubería que deben ser suministrados por el cliente 
para la evaluación correspondiente. Los gráficos de los pronósticos que 
se presentan a continuación representan la producción de los fluidos para 
los próximos 10 años. De un estudio hidráulico previo se ha determinado 
que los separadores V-001 y V-002 deben tratar el 40% y 60% de la 
producción respectivamente. 
 
Tabla 4.1 Especificaciones de equipos a ser evaluados 
Parámetro V-001 V-002 B-001 T-001 
Diámetro interno, mm 2135 3050 1830 15240 
Longitud/altura, mm 6706 10973 15850 10973 
Longitud efectiva, mm 5030 8230 10000 10000 
 
Tabla 4.2 Tuberías de petróleo desde V-001/002 hasta B-001 
Diámetro 
individual 
V-001/002,  
plg. 
Longitud 
individual 
V-001/002, 
 m. 
Número de 
accesorios 
Diámetro 
cabezal,  
plg.  
Longitud 
cabezal,  
m. 
Número de 
accesorios de 
cabezal 
 
 
3 4 
Válvulas: 2 
Codos 90°: 4 
4 90 
Válvulas: 2 
Codos 90°: 12 
Diferencia de nivel de piso entre equipos: 0 m 
Altura de boquilla de ingreso a B-001: 11,8 m 
 
!
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Tabla 4.3 Tuberías de petróleo desde B-001 hasta T-001 
Diámetro                                                                                                                   
cabezal,  
plg.  
Longitud
cabezal,  
m. 
Número de accesorios de 
cabezal 
6 50 
Válvulas: 2 
Codos 90°: 4 
Diferencia de nivel de piso entre equipos: 0 m 
 
 
Tabla 4.4 Tuberías de gas desde V-001/002 hasta B-001 y T-001 
Equipos 
Diámetro, 
plg. 
Longitud, 
m. 
Número de 
accesorios 
V-001 6 50 
Válvulas: 3 
Codos 90°: 6 
V-002 6 40 
Válvulas: 3 
Codos 90°: 6 
B-001 8 500 Codos 90°: 14 
T-001 18 200 Codos 90°: 8 
 
!
Tabla 4.5 Flujos máximos de producción 
Parámetro Flujo máximo Fecha de pico 
Flujo de fluidos, BFPD  
(m3/h, petróleo + agua) 
52702,9  
(349,13) 
01/07/2014 
Petróleo, BOPD  
(m3/h) 
10082,8  
(66,8) 
01/01/2013 
Agua, BWPD  
(m3/h) 
46230,1  
(306,25) 
01/07/2015 
Gas, MMSCFD  
(SCMH) 
2,02  
(2383,33) 
01/01/2013 
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Gráfico  4.1 Pronóstico de producción de fluido 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Gráfico  4.2 Pronóstico de producción de petróleo 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander  
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Gráfico  4.3 Pronóstico de producción de agua 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Gráfico  4.4 Pronóstico de producción de gas 
 
Realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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4.3 BASES Y CRITERIOS DE DISEÑO 
 
4.3.1 Bases de diseño para la evaluación de equipos 
 
Tabla 4.6 Condiciones ambientales de sitio 
Parámetro, unidad Valor Unidad 
Temperatura máxima 39 ºC 
Temperatura mínima 15 ºC 
Temperatura promedio verano 35 ºC 
Temperatura promedio invierno 26,5 ºC 
Presión atmosférica promedio 97,63 KPa(a) 
Presión atmosférica máxima 98,8 KPa(a) 
Presión atmosférica mínima 96,66 KPa(a) 
Precipitación máxima anual 3289 mm 
Precipitación máxima en 24h 188 mm 
Promedio de días lluviosos 219 días/año 
Humedad relativa promedio 90 % 
Humedad relativa máxima 100 % 
Humedad relativa mínima 45 % 
Nivel de terreno sobre el mar 247 m.s.n.m. 
Velocidad del viento de diseño 80 Km/h 
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Tabla 4.7 Condiciones de los fluidos en separadores 
Parámetro, unidad Valor Unidad 
Temperatura máxima operación 80 ºC 
Temperatura mínima operación 70 ºC 
Presión operación 310 KPa(g) 
GOR constante 
36 
(200) 
scm/m3 
(SCF/BO) 
 
Tabla 4.8 Caracterización del petróleo 
Temperatura 
de datos 
Curva de 
densidades 
Curva de 
viscosidades 
Curva de destilación 
(Método D86) 
Temperatura, 
°C 
Densidad 
Kg/m3 
Viscosidad, 
cSt 
Volumen, 
% 
Temperatura, 
°C 
15,55 902,64 - 5 42 
50 896,55 44,5 10 66 
80 875,25 16,37 20 107 
110 854,26 7,6 30 133 
Azufre, % peso: 1,68 
ºAPI estándar: 23 
Factor KUOP: 11,25 
40 149 
50 174 
60 187 
70 191 
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Tabla 4.9 Caracterización del agua 
Parámetro Valor 
pH 6,52 
Alcalinidad total, ppm CaCO3 605 
Dureza total, ppm CaCO3 8275 
Cloruro, ppm 35500 
Hierro, ppm 23 
SulfatosSO4, ppm 70 
H2S en agua, ppm 0,2 
Aceite en agua, ppm 17 – 1500 
Sólidos totales TDS, ppm 45700 
Sólidos suspendidos TSS, ppm 13,5 
Densidad específica 1,03 
Viscosidad cP @ 71ºC 0,4 
 
Tabla 4.10 Caracterización de gas, propiedades  
Parámetro Valor 
Peso molecular promedio, Kg/Kg mol 33,65 
Densidad específica 1,16 
Poder calórico, MJ/m3 43,07 
Z (factor compresibilidad), promedio 0,9855 
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Tabla 4.11 Caracterización de gas, composición 
Punto de muestra Salida del separador 
Presión, KPa 234,42 
Temperatura, ºC 65,6 
Componente Fracción molar, % 
Metano 37,02 
Etano 7,63 
Propano 12,74 
i-Butano 2,86 
n-Butano 5,61 
i-Pentano 2,10 
n-Pentano 1,65 
Hexano 0,87 
Heptano+ 0,25 
Nitrógeno 3,12 
Dióxido de carbono 24,87 
Agua 1,28 
 
4.3.2 Criterios de diseño para la evaluación de equipos 
 
Los criterios de diseño para la evaluación de los equipos de 
deshidratación, lo constituyen los criterios aplicables descritos en el 
capítulo 2 y criterios específicos, como el requerimiento de BSW a la 
salida del tratamiento de deshidratación del petróleo en esta localidad y 
que se mencionan a continuación. 
 
Tabla 4.12 Especificación del petróleo a la salida del tratamiento 
Contenido de agua en el petróleo 
Requerimiento de BSW, % 
BSW < 0,5 % 
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4.4 SIMULACIÓN DEL PROCESO 
 
4.4.1 Casos de análisis 
 
De acuerdo a la Tabla 4.5 se establecen tres casos básicos de análisis de 
acuerdo a los flujos máximos de producción del pronóstico. Estos casos 
se muestran en la Tabla 4.13 conjuntamente con los flujos de producción 
correspondientes a los demás fluidos que provienen de pozos y en las 
fechas en las cuales se presentarían. 
 
Tabla 4.13 Casos de análisis para la evaluación 
Casos de 
análisis 
Flujo de gas 
SCMH 
Flujo de 
petróleo 
m3/h 
Flujo de 
agua 
m3/h 
Flujo de 
fluido 
m3/h 
Fecha 
Caso 1 2383,33 66,8 120,3 187,1 01/01/2013 
Caso 2 1887,79 52,95 296,18 349,13 01/07/2014 
Caso 3 1415,84 39,65 306,25 345,9 01/07/2015 
 
4.4.2 Simulación del proceso 
 
A través de un programa informático comercial se puede realizar la 
simulación del proceso de separación de los fluidos y deshidratación con 
los datos suministrados en los puntos anteriores (ver Anexo B); para 
obtener de esta manera, los datos específicos de proceso para el análisis 
de cada equipo de acuerdo a los escenarios planteados en el pronóstico 
de producción en función de la variación de la presión, temperatura y 
flujos de producción. A continuación se muestran los resultados de la 
simulación de los diferentes escenarios de acuerdo a las sensibilidades 
realizadas a 70°C y 80°C en los separadores, para que sean utilizados y 
analizados en la evaluación correspondiente de cada equipo. 
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Tabla 4.14 Resultados de la simulación del proceso  
Caso Temperatura, °C  Flujo 
V-
001 
V-
002 
B-
001 
T-
001 
1 
70 
Gas, SCMH 1007 1510 248,4 1,42 
Petróleo y/o 
emulsión, m3/h 
28,2 
6,57 
42,3 
9,85 69,8 69,62 
Agua, m3/h 42,77 64,15 16,35 16,35 
80 
Gas, SCMH 1151 1726 272,8 0 
Petróleo y/o 
emulsión, m3/h 
28,2 
6,55 
42,3 
9,83 69,51 69,51 
Agua, m3/h 43,14 64,71 16,3 16,3 
2 
70 
Gas, SCMH 788,3 1182 119,6 0 
Petróleo y/o 
emulsión, m3/h 
22,33 
5,20 
33,49 
7,81 55,33 55,33 
Agua, m3/h 116,4 174,5 12,96 12,96 
80 
Gas, SCMH 905,9 1359 127,4 0 
Petróleo y/o 
emulsión, m3/h 
22,33 
5,19 
33,49 
7,79 55,26 55,26 
Agua, m3/h 117,3 176 12,91 12,91 
3 
70 
Gas, SCMH 813,2 1220 63,3 0 
Petróleo y/o 
emulsión, m3/h 
16,70 
3,9 
25,1 
5,84 41,42 41,42 
Agua, m3/h 121,8 182,7 9,69 9,69 
80 
Gas, SCMH 925,2 1388 65,41 0 
Petróleo y/o 
emulsión, m3/h 
16,66 
3,87 
24,98 
5,81 41,25 41,25 
Agua, m3/h 122,8 184,2 9,63 9,63 
!
 
4.5 SIMULACIÓN DE EQUIPOS DE DESHIDRATACIÓN DE 
PETRÓLEO 
 
4.5.1 Generalidades 
 
Con los datos obtenidos se realiza el análisis de los equipos de acuerdo al 
procedimiento de cálculo descrito en el capítulo 3. Debido a la cantidad de 
cálculos involucrados, se recomienda elaborar un programa informático 
que permita realizar la simulación y análisis correspondientes de forma 
eficiente y en menor tiempo.  
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Determinar las propiedades de los fluidos de producción a la temperatura 
de operación (70°!  y 80 °! ), seleccionar el tamaño de gota para la 
separación en gas y en petróleo y el tiempo de retención para líquido. 
 
Tabla 4.15 Propiedades de los fluidos 
Parámetro 
Separadores 
trifásicos 
horizontales 
V-001/V-002 
Bota de gas 
B-001 
Tanque de lavado 
T-001 
70 °C 80 °C 68 °C 78°C 66 °C 76°C 
Densidad petróleo, Kg/m3 866 858 869 862 871 864 
Densidad del agua, Kg/m3 1002 994 1003 995 1005 997 
Densidad del gas, Kg/m3 4,915 4,952 2,94 3,055 2,83 2,95 
Viscosidad del petróleo, cP 17,94 13,69 19,6 14,93 20,91 16,03 
Viscosidad del gas, cP 0,0124 0,0123 0,011 0,011 0,011 0,011 
Factor compresibilidad, Z 0,9815 0,983 0,99 0,991 0,99 0,991 
ºAPI del petróleo 15,55°C 22,8 22,6 22,4 
 
Además de estas propiedades se seleccionan los siguientes criterios para 
el análisis de acuerdo a la información descrita en el capítulo 2. d! = 100!!"!(Para separación de líquido en gas en los separadores) d! = 50!!"!(Para separación de líquido en gas en la bota de gas) d! = 500!!" (Para separación en líquido) !!,!"# = 5! "#  !!,!"# = 10! "#  
Calcular el coeficiente de arrastre !!!!. Siguiendo el procedimiento descrito 
para el cálculo del coeficiente de arrastre en el capítulo anterior, se puede 
elaborar un software para este propósito (ver Anexo C). Los resultados 
finales del coeficiente de arrastre en gas son: 
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C! = 3,74!, En los separadores a 70!°! C! = 3,71!, En los separadores a 80!°! C! = 22,36!, En la bota de gas a 68!°! C! = 21,79!, En la bota de gas a 78!°! 
 
4.5.2 Separadores V-001 y V-002 
!
Siguiendo el procedimiento descrito para separadores trifásicos 
horizontales en el capítulo anterior, se puede elaborar un software con 
cualquier lenguaje de programación, Excel o MATLAB, dando como 
resultado las soluciones gráficas (ver Anexo D), a continuación se 
muestran los casos más relevantes para el análisis. 
 Gráfico  4.5 Separador trifásico horizontal V-001 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander!
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Gráfico  4.6 Separador trifásico horizontal V-002 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
4.5.3 Tanque de lavado T-001 y bota de gas B-001 
Gráfico  4.7 Tanque de lavado T-001 
!
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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Gráfico  4.8 Bota de gas B-001 
!
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
!
4.6 ANÁLISIS DE RESULTADOS 
 
Como se observa en el Gráfico 4.5 la coordenada correspondiente al 
separador trifásico horizontal V-001 (Longitud efectiva: 5030mm y 
diámetro interno: 2135mm) se encuentra por debajo de las curvas de 
separación por tiempo de retención; por lo cual, este recipiente no está en 
la capacidad de tratar los flujos de producción bajo las condiciones y 
casos de análisis establecidos.  
En el caso del separador trifásico horizontal V-002, se observa que las 
coordenadas (Longitud efectiva: 8230mm y diámetro interno: 3050mm) se 
encuentran por encima de las curvas de separación por tiempo de 
retención; por lo cual, este recipiente está en la capacidad de tratar los 
flujos de producción bajo las condiciones y casos de análisis establecidos. 
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En ningún caso, para ambos separadores, no representa un problema la 
separación de las gotas de líquido de la corriente de gas; observándose 
que en todos los casos la curva de restricción de gas se encuentra muy 
por debajo de las coordenadas dimensionales de los separadores. Por 
otro lado, los dos separadores V-001 y V-002 cumplen con las relaciones 
de esbeltez requeridas en los criterios de diseño descritos. 
En el caso de la bota de gas B-001, se observa que la misma es 
adecuada para el proceso de separación entre el flujo de gas y el petróleo 
aguas abajo de los separadores V-001 y V-02; puesto que, el diámetro de 
la bota existente (1830mm) es mayor que el diámetro mínimo requerido 
(1074mm) y la altura de la bota existente (15850mm) es mayor que el 
mínimo calculado (12973mm). Por su parte, el tanque de lavado dispone 
de un diámetro existente (15240mm) menor que el diámetro mínimo 
requerido (19454mm) para conseguir un BSW de 0,5% a la salida del 
tratamiento; por lo cual, este equipo no cumple los requerimientos de 
separación bajo las premisas analizadas. Este tanque de lavado T-001, 
actualmente instalado, podría conseguir un BSW a la salida del 
tratamiento de alrededor de 0,82%.  
En el caso del separador trifásico horizontal V-001, se propone subir el 
nivel operativo de líquido del 50% hasta el 70%; con lo cual, se obtiene un 
tiempo de retención de líquido adecuado para la separación. En el Gráfico 
4.9, se observa que la coordenada del separador trifásico V-001 (Longitud 
efectiva: 5030mm y diámetro interno: 2135mm) ya se encuentra por 
encima de la línea de restricción por tiempo de retención debido a esta 
modificación en el nivel; por lo cual, esta es una alternativa viable que no 
requiere de la instalación de un nuevo equipo sino únicamente la re 
calibración de la instrumentación asociada al nivel de líquido.  
En el caso del tanque de lavado T-001, que puede tratar solo el 72,2% del 
fluido del petróleo para llegar al 0,5% de BSW (ver Gráfico 4.11), se 
propone la instalación de un distribuidor de flujo interno, para evitar la 
necesidad de un tanque adicional que deba tratar el 27,8% de flujo. 
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Gráfico  4.9 Nivel de líquido recomendado para el separador V-001 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Gráfico  4.10 BSW alcanzado a la salida del tanque de lavado T-001 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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Gráfico  4.11 Máximo flujo de petróleo en el tanque de lavado T-001 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Con estos resultados se concluye que existe la posibilidad de seguir 
usando los equipos existentes, con la modificación de dos de ellos para 
conseguir una separación óptima. En resumen, al separador V-001 se le 
debe modificar el nivel operativo del líquido hasta el 70% de altura en 
líquido, el separador V-002 puede seguir operando al nivel normal de 50% 
de altura en líquido, la bota B-001 es adecuada para el manejo de gas 
después de los separadores y el tanque de lavado T-001 puede manejar 
el flujo de petróleo máximo; para lo cual, se debe incorporar un 
distribuidor de flujo interno para mejorar la separación y llegar fácilmente 
a valores menores al 0,5% de BSW a la salida de este equipo; luego de 
esta adecuación se deben realizar pruebas al equipos para verificar el 
correcto funcionamiento del distribuidor, tomando muestras a la entrada y 
salida del equipo para medir el BSW obtenido al final del tratamiento. 
Además de lo mencionado anteriormente, se debe verificar una adecuada 
integridad mecánica y limpieza de los diferentes elementos internos de 
cada equipo que fueron descritos en el capítulo 2.  
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CAPÍTULO V 
5. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES  
 
• En este trabajo se ha recopilado y consolidado en un solo 
documento, los criterios y relaciones matemáticas necesarias para 
la elaboración de procedimientos de cálculo, simulación y 
dimensionamiento de los equipos de proceso más relevantes en la 
deshidratación de petróleo y de uso frecuente en el Ecuador; esto 
es: separadores bifásicos y trifásicos, tanques de lavado y 
tratadores térmicos convencionales. Sin embargo; hay que señalar 
que en el caso de los tratadores térmicos electrostáticos la 
información obtenida de las diferentes fuentes bibliográficas fue 
muy escasa; por lo cual, el nivel de cálculo con simulación 
numérica no fue posible, como en el resto de los equipos 
mencionados; sin embargo, se realizó una aproximación básica 
con el uso de tablas y gráficos ilustrados en los capítulos 
correspondientes.  
• La información sobre el efecto que produce el diseño del 
distribuidor de flujo interno en los tanques de lavado es muy 
limitada; por lo cual, se ha propuesto el procedimiento 
convencional más conservador y aunque este método conlleva a 
un sobre dimensionamiento del equipo, éste sigue siendo el más 
conveniente debido a que en nuestro medio no existen diseños 
específicos de distribuidores de flujo que sean producto de una 
investigación profunda del tema y en muchos casos ni siquiera son 
instalados estos dispositivos, siendo los tanques de lavado simples 
recipientes de almacenamiento con una pobre repartición de flujo a 
lo largo del equipo, aproximándose así a los tanques de lavado 
convencionales que se proponen en este documento.  
• La bota de gas del tanque de lavado es evaluada 
satisfactoriamente con las ecuaciones propuestas. 
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• Los separadores GLCC permiten el ahorro de espacio para el 
tratamiento bifásico de las corrientes de producción en 
comparación con los separadores bifásicos convencionales debido 
a su principio de separación, por lo cual podrían ser empleados en 
el Ecuador para minimizar impacto ambiental en donde se 
dispongan de espacios reducidos.  
• Se han desarrollado relaciones matemáticas complementarias para 
el dimensionamiento de equipos de proceso para la deshidratación 
de petróleo a partir de la información existente, para aplicaciones 
tales como agua emulsionada y agua libre de producción en los 
separadores, bota de gas del tanque de lavado, temperaturas y 
tiempo de retención para tanques de lavado. 
• Este documento técnico permite analizar capacidades de equipos 
de deshidratación de petróleo nuevos o existentes.  
• Mediante la elaboración de un programa de ordenador y la 
integración de la información más relevante del tema en el mismo 
documento, se ha conseguido disminuir el tiempo empleado en el 
cálculo y dimensionamiento de los equipos de deshidratación de 
petróleo, así como también se ha disminuido el tiempo empleado 
en la búsqueda de la información pertinente. 
• Se ha integrado la simulación numérica de un programa informático 
comercial de procesos con la simulación numérica de acuerdo a la 
metodología de cálculo establecida en este trabajo y así permitir 
elementos de juicio para la toma de decisiones técnicas. 
• Con el uso de la simulación se ha conseguido facilitar el análisis y 
entender de mejor manera el comportamiento de los equipos. 
• Se recomienda la realización de una investigación específica para 
el desarrollo de ecuaciones y procedimientos de diseño para la 
simulación numérica de tratadores térmicos electrostáticos. 
• Se recomienda la realización de una investigación específica para 
averiguar el efecto de diferentes diseños de distribuidores de flujo 
interno en los tanques de lavado con respecto a la eficiencia de 
separación entre el agua y el petróleo. 
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GLOSARIO 
 
! Agua libre 
Es el agua de producción que se encuentra en forma libre; es decir, que 
solo necesita de un tiempo de retención adecuado relativamente pequeño 
para que la separación de lugar por medio de la gravedad únicamente. 
! Agua emulsionada 
Es el agua de producción que se encuentra unida al petróleo por medio 
de agentes emulsificantes; por lo cual, es necesario realizar algún tipo de 
tratamiento para efectuar la separación ya sea por medios químicos o por 
medio de la adición de energía que rompa este tipo de uniones. 
! Agua de producción 
Es el agua proveniente de fondo de pozo y está compuesta tanto por 
agua libre y por agua en forma de emulsión. 
! Calor latente 
Es la energía requerida para una cantidad de sustancia para cambiar de 
fase, de sólido a líquido (calor de fusión) o de líquido a gaseoso (calor de 
vaporización). Se debe tener en cuenta que esta energía en forma de 
calor se invierte para el cambio de fase y no para un aumento de la 
temperatura; por lo tanto, al cambiar de gaseoso a líquido y de líquido a 
sólido se libera la misma cantidad de energía. 
! Calor sensible 
Es aquel que recibe un cuerpo o un objeto y hace que aumente su 
temperatura sin afectar su estructura molecular y por lo tanto su estado. 
En general, se ha observado experimentalmente que la cantidad de calor 
necesaria para calentar o enfriar un cuerpo es directamente proporcional 
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a la masa del cuerpo a la diferencia de temperaturas. La constante de 
proporcionalidad recibe el nombre de calor específico. 
! Contenido de agua y sedimentos (BSW) 
Es el contenido de agua y sedimentos en el fluido líquido de producción. 
! Dimensionamiento de equipos 
Es asignar dimensiones o características a un equipo de acuerdo al 
cálculo y análisis realizado. 
! Peso molecular 
El peso molecular es la suma de los pesos atómicos de un compuesto e 
indica la masa por cada mol de dicho compuesto. 
! Punto de burbuja 
Es el punto en el cual aparece la primera burbuja de gas o inicia el cambio 
de fase a gas en una muestra de líquido. 
! Punto de rocío 
Es el punto en el cual aparece la primera gota de líquido o inicia la 
condensación en una muestra de gas. 
! Relación k (Cp/Cv) 
Es la relación entre la capacidad calorífica a presión constante (Cp) y la 
capacidad calorífica a volumen constante (Cv). 
! Relación volumétrica gas – petróleo (GOR) 
Es la relación gas y petróleo que se obtiene de realizar el flashing del 
fluido de producción desde las condiciones internas del pozo hasta las 
condiciones estándar de presión y temperatura. 
! Sedimentación 
Es el proceso mediante el cual una partícula es separada de un medio 
continuo en el cual se encuentra a través de fuerzas como la gravedad, 
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campos electrostáticos, etc. El proceso de sedimentación necesita de un 
tiempo de retención adecuado para que la separación sea eficiente. 
! Valor calórico bruto 
Es el calor liberado por la combustión de una muestra de gas, con agua 
líquida como un producto de la combustión; también es conocido como 
valor calórico superior (HHV, Higher Heating Value). 
! Valor neto de calor 
Es el calor liberado por la combustión de una muestra de gas, con vapor 
de agua como un producto de la combustión; también es conocido como 
valor calórico inferior (LHV, Lower Heating Value).  
!
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
!
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ANEXOS  
ANEXO A Pronóstico de producción   
!
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!
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ANEXO B. Simulación de proceso en diferentes escenarios 
!
Figura  B.5.1 Proceso de deshidratación 70ºC, Caso 1 
!
!
Simulación!realizada!por:!VELASCO,!Alexander 
!
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Figura  B.5.2 Proceso de deshidratación, 80ºC, Caso 1 
!
!
Simulación!realizada!por:!VELASCO,!Alexander 
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Figura  B.5.3 Proceso de deshidratación, 70ºC, Caso 2 
!
!
!
!
Simulación!realizada!por:!VELASCO,!Alexander 
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Figura  B.5.4 Proceso de deshidratación, 80ºC, Caso 2 
 
!
!
!
Simulación!realizada!por:!VELASCO,!Alexander 
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Figura  B.5.5 Proceso de deshidratación, 70ºC, Caso 3 
 
!
!
!
Simulación!realizada!por:!VELASCO,!Alexander 
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Figura  B.5.6 Proceso de deshidratación, 80ºC, Caso 3 
 
!
!
!
Simulación!realizada!por:!VELASCO,!Alexander 
!
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ANEXO C. Cálculo del coeficiente de arrastre  C! = 3,74!, En los separadores a 70!°! 
 C! = 3,71!, En los separadores a 80!°! 
!
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C! = 22,36!, En la bota de gas a 68!°! 
!C! = 21,79!, En la bota de gas a 78!°! 
!
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ANEXO D. Simulación de los equipos de deshidratación de petróleo 
Caso 1: 70ºC (V-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Caso 1: 80ºC (V-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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Caso 2: 70ºC (V-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Caso 2: 80ºC (V-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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Caso 3: 70ºC (V-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Caso 3: 80ºC (V-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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Caso 1: 70ºC (V-002) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Caso 1: 80ºC (V-002) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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Caso 2: 70ºC (V-002) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Caso 2: 80ºC (V-002) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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Caso 3: 70ºC (V-002) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Caso 3: 80ºC (V-002) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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Caso 1: 68ºC (B-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Caso 1: 78ºC (B-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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Caso 2: 68ºC (B-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Caso 2: 78ºC (B-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
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Caso 3: 68ºC (B-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander 
Caso 3: 78ºC (B-001) 
 
Simulador!realizado!por:!VELASCO,!Alexander!
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